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A long time ago in a galaxy far, far away.  
Star Wars. 
 




Depuis quarante années le pétrole représente plus de 45% de l'énergie mondiale consommée. De 
plus, cette consommation d'énergie est passée, dans cette même période, de 4672 Mtep (millions de 
tonnes équivalent-pétrole, 1 tep = 11630 kWh) en 1973 à 8677 Mtep (Agence Internationale 
d’Énergie). Le pétrole reste donc une source d'énergie irremplaçable, plus particulièrement pour les 
pays producteurs, mais il est également une matière première indispensable pour de multiples 
d'industries, les transports et les industries de transformation. On voit donc que la demande de 
pétrole ne cesse d'augmenter et la production doit suivre malgré l'augmentation des coûts de 
production. De nouveaux gisements sont sans cesse découverts. La plupart concernent des 
gisements offshores en eaux profondes et des gisements non conventionnels d’huiles plus ou moins 
lourdes. Pour toutes ces raisons, les entreprises pétrolières et les entreprises de services essaient 
sans cesse d'améliorer les techniques d'exploration et de production. 
 
La pétrophysique, du grec πέτρα, petra, « roche » et φύıιȢ, physis, « nature », est la science qui 
étudie les propriétés physiques et chimiques des roches pétrolières et leurs interactions avec les 
fluides (TIAB, 2011). Autrement dit, c'est l'utilisation des techniques physiques et chimiques pour 
l'estimation des réserves et la sélection des processus de récupération. Il y a de nombreuses mesures 
physiques effectuées dans les puits et dans les laboratoires d'analyses des carottes prélevées dans 
ces puits. Parmi ces mesures physiques, il y a la résonance magnétique nucléaire (RMN) qui a connu 
ces derniers temps un essor important. 
 
À l'heure actuelle, les mesures RMN à une dimension in situ dans les puits (diagraphie) donnent 
des informations indirectes sur les saturations en hydrocarbures. Mais, la qualification de ces 
valeurs de saturation reste incomplète. Il est d'ailleurs difficile de distinguer l'eau, l'huile brute et le 
filtrat de boue de forage. Par ailleurs, les diagraphies conventionnelles combinant les mesures de 
porosité et de résistivité permettent d'estimer par calcul les saturations en fluides, mais cela 
nécessite la connaissance des salinités d'eau de formation ainsi que des valeurs d'exposants de 
résistivité, à savoir les exposants de cimentation et de saturation. L'incertitude sur ces calculs de 
saturations en fluides devient alors critique dans les deux cas suivants. Lorsque l'eau de formation 
est inconnue et très faible ou lorsque le réservoir imprégné d'hydrocarbures a subi un balayage 
ultérieur, entraînant une hystérésis sur la valeur de l'exposant de saturation.  
 
D’autres questions ouvertes persistent sur la physico-chimie des huiles brutes elles-mêmes. Par 
exemple, est-il possible de caractériser in situ la mouillabilité qui reste un paramètre clé dans la 
récupération du pétrole ? Comment savoir la nature du fluide en premier voisin de la surface des 
pores micrométriques de la roche ? Comment mesurer in situ la perméabilité en puits qui reste 
difficilement accessible ? La composition chimique des huiles brutes est aussi un sujet en lui-même, 
car le pétrole est un milieu complexe composé de plusieurs dizaines de milliers de molécules. 
Plusieurs techniques de laboratoires, comme les chromatographies en gaz ou par perméation de gel 
permettent de mesurer l’étendue très large des distributions de longueur de chaînes 
d’hydrocarbures. Mais comment traiter mathématiquement ces distributions ?  La conjugaison de 
ces techniques de chromatographie avec la spectrométrie de masse en haute résolution permet aussi 
de donner des renseignements précis sur la teneur en métaux comme le nickel, le vanadium mais 
aussi le soufre et l’oxygène. La plupart des huiles brutes contiennent également des proportions non 
négligeables d’asphaltènes qui sont des molécules plus ou moins polaires qui s’auto-agrègent par 




interaction . Ces molécules d’asphaltènes sont principalement composées de cycles aromatiques 
(à cinq ou à six) avec la présence d’hétéroatomes comme le soufre, l’azote et l’oxygène. Ces parties 
aromatiques planes se prolongent par des chaînes aliphatiques de longueur variables qui favorisent 
la création de nanoagrégats voire de macroagrégats. Mais les raisons de ces agrégations sont encore 
mal connues. Des études précédentes de diffusion aux petits angles de rayons X et de neutrons 
(EYSSAUTIER et al., 2012) ont cependant permis d’estimer les tailles et les facteurs de structures 
de ces nanoagrégats. Cependant, différents modèles contradictoires de structure et d’organisation 
spatiale de ces molécules organiques persistent et la polydispersité reste importante. La recherche 
académique et industrielle sur ces molécules d’asphaltènes et sur les résines reste très active, car ces 
composés mal définis auront tendance à boucher les goulots d’étranglement entre les pores et donc 
gêneront la récupération du pétrole. Enfin très peu d’études se sont intéressées aux effets de ces 
molécules d’asphaltènes sur la dynamique des hydrocarbures et sur leur interaction potentielle avec 
les solvants (maltène). 
 
Une autre problématique concerne l’aspect invasif des mesures et la possibilité de descendre ces 
mesures directement dans les puits. Cela limite fortement le nombre de techniques utilisées. Les 
outils de diagraphie par résonance magnétique nucléaire (RMN), dont la réponse est indépendante 
de certains paramètres pétrophysiques comme la salinité d'eau et de l'exposant de saturation, 
permettent de contourner ces limitations. Ces outils sont utilisés dans ce but depuis plusieurs années 
dans l'industrie pétrolière. Des progrès récents réalisés par des sociétés de service montrent l'intérêt 
d'une approche par RMN multidimensionnelles (à deux et trois dimensions) qui permettent de 
corréler des observables RMN comme les coefficients de diffusion et les temps de relaxation. Les 
mesures réalisées en puits sont néanmoins très perturbées par les boues de forage utilisées. De plus, 
les informations recueillies ont une portée limitée dans la formation rocheuse. Les outils les plus 
performants donnent des mesures jusqu’à 10 cm (4 in) dans cette formation. Enfin, ces diagraphies 
RMN sont très bruitées, car il n’est pas possible d’accumuler sur un outil en perpétuel mouvement 
suffisamment de résultats pour obtenir un signal sur bruit acceptable. Les spectres de corrélation 
RMN étant obtenus par des méthodes de transformation de Laplace inverse sont fortement affectées 
par le bruit, il sera donc nécessaire d’utiliser des programmes d’inversion sophistiqués et des 
techniques de filtrage adaptées. 
 
Nous avons essayé de répondre à la plupart de ces questions ouvertes au cours de cette thèse en 
engageant un travail sur l'identification des saturations en hydrocarbures des roches pétrolières par 
résonance et relaxation magnétique nucléaire. Ce travail s’est divisé essentiellement en quatre 
grands chapitres. 
 
Nous présentons tout d’abord dans le deuxième chapitre un état de l'art non exhaustif sur le 
pétrole et son exploration. Les différentes techniques physiques utilisées, dans l'industrie pétrolière 
dans le puits, sont ensuite exposées mais nous nous sommes focalisés plus particulièrement sur la 
résonance magnétique nucléaire. Cette partie se termine par l'adaptation nécessaire de cette méthode 
en liant les mesures RMN en puits et au laboratoire. 
 
Un troisième chapitre a pour but d'exposer le système physique et la méthodologie que nous 
avons choisis. Une présentation des techniques expérimentales, utilisées en amont, nous a permis 




d'apprécier la difficulté mais aussi l'intérêt des choix sur le type de roches et les fluides choisis. 
Seules les techniques RMN utilisées ont été décrites. Nous avons décrit ces techniques de 
caractérisation et de préparation des échantillons, d’adaptation de l’appareil et de l’acquisition des 
mesures et, enfin, du traitement des données acquises. La maîtrise de ces techniques et la 
compréhension de la physique sont indispensables pour une mesure réussie. 
 
Le quatrième chapitre est consacré à la présentation détaillée des résultats de RMN à une et deux 
dimensions. Nous montrons que le signal RMN permet d’obtenir le volume poreux occupé par un 
fluide d’une carotte extraite d’un puits sans altérer son état physique. L'intérêt porté sur la mesure 
RMN à deux dimensions est plus particulièrement exposé. Nous avons insisté sur les mesures par 
RMN multi-échelles donnant des informations sur la structure et la dynamique des fluides pétroliers 
en volume et en confinement. Toutes ces mesures ont pu être réalisées dans des expériences 
d’imbibition-drainage à température et pression variables en présence de trois fluides pétroliers 
(saumure/huile brute avec asphaltène/boue de forage). Les spectres de corrélation de ces différents 
fluides sont suffisamment différents pour pouvoir quantifier continument les saturations et les 
coefficients de diffusion de ces trois fluides pétroliers à toute étape de l’imbibition et du drainage.  
Ceci, constitue une première dans le domaine pétrolier qui nous a permis de répondre au cahier des 
charges imposé par l’entreprise industrielle Total. 
 
Enfin, le cinquième chapitre a regroupé une discussion générale sur l'ensemble des résultats 
obtenus.  Nous avons mis en évidence l’affinité dynamique des petits hydrocarbures au voisinage 
des nanoagrégats d’asphaltène par différentes techniques complémentaires comme le relaxomètre 
RMN à champ magnétique variable. Nous avons également montré comment on pouvait obtenir des 
informations chimiques différentes pour les hydrocarbures à courtes et longues chaînes en utilisant 
les spectres de corrélation (D-T2) entre les distributions des coefficients de diffusion D et les temps 
de relaxation transverse T2. Nous avons observé des relations anormales DT2 pour les T2 courts et 
DCte pour les T2 longs dans le cas des huiles brutes avec asphaltène. Un scaling non-linéaire 
T2→T2 a montré que c’est au niveau de la dynamique moléculaire (de rotation et de translation) 
des hydrocarbures de longues chaînes moléculaires que résident les principaux effets de 
l’asphaltène. Le comportement nouveau D≈Cte a pu être expliqué en termes d’une affinité 
dynamique transitoire entre les petits hydrocarbures et les nanoagrégats d’asphaltène. Ce qui est 
compatible avec les dépendances bilogarithmiques des variations de la vitesse de relaxation 
longitudinale moyenne avec la fréquence de Larmor que nous avons observées dans le cas des 
huiles brutes avec asphaltène.  
 
En conclusion, nous rappelons le bilan du travail accompli. Nous proposons  également quelques 
perspectives dans le but d'améliorer les techniques en utilisant des huiles à teneurs croissantes 
d'asphaltènes et d'autres types de roches. Des améliorations dans la technique d’inversion Laplace 
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Nous présentons dans ce chapitre un état de l'art non exhaustif sur le pétrole et son exploration. 
Les différentes techniques physiques utilisées, dans l'industrie pétrolière dans le puits, sont ensuite 
exposées mais nous nous sommes focalisés plus particulièrement sur la résonance magnétique 
nucléaire. Cette partie se termine par l'adaptation nécessaire de cette méthode en liant les mesures 
RMN en puits et au laboratoire. 
 
Under the circumstances, I should perhaps 
say explicitly that the references in this 
afterword are genuine. The rest of the novel, 
including its introduction, text, footnotes, and 
bibliography, should properly be viewed as 
fiction. 
M. Crichton, Eaters of the Dead 




L’usage du pétrole remonte à l’Antiquité, mais l’approvisionnement était limité aux 
affleurements naturels de pétrole, et au pétrole trouvé en creusant des puits pour trouver de l’eau 
potable ou de la saumure. Les civilisations mésopotamiennes s’en servaient comme produit 
pharmaceutique, cosmétique, comme combustible pour les lampes à huile et dès 6000 av. J.-C. pour 
le calfatage des bateaux. Les Égyptiens employaient de l’asphalte pour la momification. Diodore et 
Strabon écrivent que du bitume était utilisé dans la construction des jardins suspendus de Babylone 
(TRACY, 1989); le cylindre de Cyrus en atteste également. Hérodote signale une source de bitume 
à Ardericca (GIGUET, 1864), près de Suse (PLA, 2008) ; on en trouvait à Zacynthe (îles Ioniennes, 
Grèce), et à proximité de l'Issus, l'un des affluents de l'Euphrate.  
Dans de nombreuses langues d'Asie et du Moyen-Orient, on retrouve la racine naft ou neft 
(naphte), qui, donnée comme nom à un village, indique fréquemment la présence d'hydrocarbures à 
proximité. 
En Asie, certaines sources indiquent que des puits étaient forés en Chine dès le IVe siècle avec 
des tiges en bambou (TOTTEN, 2004) ; au VIIe siècle, le pétrole était connu comme l'« eau qui 
brûle » au Japon. Shen Kuo au XIe siècle utilise le premier le terme 石油 (Shíyóu, littéralement 
« huile de roche ») dans son encyclopédie Mengxi Bitan pour désigner le pétrole, dont il pensait 
qu'il y avait un afflux continuel venant des profondeurs de la terre, au contraire du charbon de bois 
dont l'abus entraînait la déforestation déjà à son époque. 
Au IXe siècle, Al-Razi décrit la distillation du pétrole au moyen d'un alambic, produisant du 
pétrole lampant ; ce dernier a été utilisé par les Byzantins, puis les Vénitiens, et on peut supposer 
que le « feu grégeois », qui incendiait les navires ennemis, en contenait.  
Les Amérindiens utilisaient du pétrole pour calfater les embarcations et pour ses supposées 
vertus médicinales.  
En 1440, un document atteste la propriété d'une « fontaine de poix noire » dans le village de 
Lucăceşti, considéré comme le berceau de l'industrie pétrolière en Roumanie (IACU et MUNTELE, 
2007).  
A. Le gisement de pétrole : 
Une opinion généralement répandue est de considérer les gisements d'hydrocarbures comme des 
lacs dans des grottes souterraines, qu'il suffit d'atteindre par un forage pour que le pétrole jaillisse 
sous l'effet de la pression exercée par le gaz présent dans la grotte (J. Verne, voyage au centre de la 
terre ; Morris & Goscinny, Lucky Luke, A l'ombre des derricks, Dupuis, 1962 ; A. Uderzo, 
L'odyssée d'Astérix, 1981). La réalité est nettement différente. Le pétrole est piégé dans des 
formations de roches poreuses souterraines appelées réservoirs.  
Le gisement d'hydrocarbures est composé d'un ou plusieurs de ces réservoirs (COSSE, 1988).  
1. Formation du pétrole : (BIJU-DUVAL, 1999) 
Le pétrole est un produit de l'histoire géologique d’une région, et particulièrement de la 
succession de plusieurs conditions qui sont l'accumulation de matière organique et végétale 




essentiellement, ainsi que de sa maturation en hydrocarbures et de son piégeage. Ensuite, comme un 
gisement de pétrole est entraîné dans la tectonique des plaques, l’histoire peut se poursuivre. Il peut 
être enfoui plus profondément et se pyrolyser à nouveau et perdre ses fractions, en donnant parfois 
un gisement de gaz naturel. Le gisement peut également « fuir », et le pétrole migrer à nouveau, 
vers la surface ou un autre piège. Il doit y avoir un concours de circonstances favorables pour que 
naisse un gisement de pétrole, ce qui explique d’une part que seule une infime partie de la matière 
organique formée au cours des ères géologiques ait été transformée en énergie fossile et, d’autre 
part, que ces précieuses ressources soient réparties de manière très disparate dans le monde. 
 a) Accumulation de matière organique 
En règle générale, la biosphère recycle la quasi-totalité des sous-produits et débris. Cependant, 
une petite minorité de la matière « morte » sédimente, c’est-à-dire qu’elle s'accumule par gravité et 
reste enfouie au sein de la matière minérale, et dès lors est coupée de la biosphère. Ce phénomène 
concerne des environnements particuliers, tels que les endroits confinés, surtout en milieu tropical 
et lors de périodes de réchauffement climatique intenses, où le volume de débris organiques excède 
la capacité de « recyclage » de l’écosystème local. C’est durant ces périodes que ces sédiments 
riches en matières organiques s’accumulent. 
 b) Maturation en hydrocarbures 
Au fur et à mesure que des couches de sédiments se déposent au-dessus de cette strate riche en 
matières organiques, la « roche-mère », croît en température et en pression. Dans ces conditions, la 
matière organique se transforme en kérogène, un « extrait sec » disséminé dans la roche sous forme 
de petits grumeaux. Si la température devient suffisante (le seuil est au moins à 50°C, généralement 
plus selon la nature de la roche et du kérogène, et si le milieu est réducteur, le kérogène sera 
pyrolysé extrêmement lentement. Le kérogène produit du pétrole et/ou du « gaz naturel » qui sont 
des matières plus riches en hydrogène, selon sa composition et les conditions d’enfouissement. Si la 
pression devient suffisante, ces fluides s’échappent, ce qu’on appelle la migration primaire. En 
général, la « roche-mère » a plusieurs dizaines, voire centaines de millions d’années quand cette 
migration se produit. 
 c) Piégeage de ces hydrocarbures 
Quant aux hydrocarbures expulsés, plus légers que l’eau, ils s’échappent en règle générale 
jusqu’à la surface de la Terre où ils sont oxydés, ou biodégradés, mais une quantité minime est 
piégée : elle se retrouve dans une zone perméable (généralement du sable, des carbonates ou des 
dolomites) qu’on appelle la « roche-réservoir », et ne peut s’échapper à cause d’une couche 
imperméable (composée d’argile, de schiste et de gypse), la « roche piège » formant ainsi une 
structure-piège. Il existe plusieurs types de pièges.  
B. Caractéristiques des roches réservoirs : 
L'évaluation des réservoirs pétroliers nécessite la connaissance de plusieurs paramètres pour 
mieux les estimer et les exploiter le cas échéant. Les volumes en place (porosités, saturations) et les 
propriétés de transport des fluides (perméabilité, tortuosité) (MONICARD, 1975). Ces 




caractéristiques sont influencées par la composition des roches (minéralogie et contenance d'argiles) 
et les interactions  liquide-solide aux interfaces (capillarité, affinité). Ces caractéristiques peuvent 
être estimées in-situ et en laboratoire. 
1. Le terrain et la caractérisation des roches : 
 a) Le forage : (NGUYEN, 1993) 
Le forage pétrolier est l'ensemble des opérations qui permet d'atteindre les réservoirs pétroliers. 
Tout forage se fait en plusieurs étapes. Un premier trou de grand diamètre 30" (~76 cm) depuis la 
surface jusqu'à quelques dizaines de mètres pour stabiliser le sol de départ, ce premier trou sera 
consolidé par un tubage (casing) de 26" et cimenté pour assurer la cohésion entre le terrain et le 
tube (tubage conducteur). Ce tube servira de guide pour le trépan suivant de diamètre 20" (~50cm), 
qui ira plus profond, sera à son tour tubé puis cimenté (tube de surface). Suivant la profondeur à 
atteindre jusqu'à 5 trous de diamètres de plus en plus petits peuvent être forés. Cette technique 
permet d'isoler les zones et donc se prévenir de toute contamination des nappes phréatiques de 
surface par exemple. Souvent le dernier trou est foré en diamètre 8,5" (~21cm), mais peut aussi être 
plus petit. Pour évaluer le potentiel du forage, les « cuttings » sont analysés en continu. Dans ce 
trou, non encore tubé, des outils sont descendus au bout de câbles électriques, pour permettre 
d'évaluer les possibilités des roches rencontrées (wireline logging). Les informations recueillies 
permettent de recaler les données sismiques en temps réel par rapport à des données de profondeur, 
d'évaluer la hauteur de zone productive et d'évaluer sa porosité.  
Il est aussi possible de prendre des carottes de terrain lors du forage par un trépan spécial. Cette 
possibilité existe aussi au bout du câble électrique pour des carottes latérales, ou grâce à des outils 
spéciaux pour récupérer du fluide là où on le veut. Si le puits est considéré comme valable pour la 
production, il reçoit un dernier tubage cimenté sur place. Puis on descend au bout du câble 
électrique un canon contenant des explosifs sur le principe de la charge creuse en face de la zone de 
production prévue et l'on perfore le tubage et le ciment pour mettre en relation la roche mère et le 
puits. 
 b) Diagraphie : 
Le 5 septembre 1927, les premières mesures électriques ont été faites dans un sondage n° 2905 
tour n° 7, au S-E de Dieffenbach-Les-Woerth. Une technique mise au point par Marcel et Conrad 
Schlumberger. C’était le nom de la diagraphie. Une diagraphie (well log) consiste à mesurer, à l'aide 
de différentes sondes, les caractéristiques des roches traversées lors d'un forage en fonction de la 
profondeur. D'une manière générale, on appelle diagraphie tout enregistrement d'une caractéristique 
d'une formation géologique traversée par un sondage en fonction de la profondeur. Une diagraphie 
instantanée enregistre les caractéristiques de la formation pendant le forage (logging while drilling 
soit LWD) tandis qu'une diagraphie différée détermine les caractéristiques de la formation après le 
forage, les outils et supports de forage ayant été retirée du puits. (site slb.com). Les outils de 
mesures sont alors connectés à un câble électrique (wireline logging) et descendus dans le sondage, 
la stabilité étant assurée par le fluide de forage. 
En plus de la détermination de la nature des fluides en place, des saturations en eau, huile et gaz 
(ALLAUD et al, 1976), les diagraphies permettent de déterminer plusieurs paramètres 




pétrophysiques fondamentaux tels que la densité des roches, leur porosité, leur minéralogie, les 
types d'argile, la présence de fractures, la nature des éléments radioactifs naturels, la distribution des 
tailles de pores, la perméabilité...  
Les phénomènes physiques exploités sont nombreux (CLARK et al, 2002). Nous citerons les 
courants électriques, la propagation des ondes électromagnétiques, le ralentissement des neutrons, la 
radioactivité naturelle et artificielle, la spectroscopie gamma, l'absorption des neutrons thermiques, 
l'absorption photoélectrique, les ondes sismiques, les ondes soniques, la dispersion Compton et la 
résonance magnétique nucléaire (TITTMAN, 1986, TIAB et al, 2011). 
La résonance magnétique nucléaire est notamment « potentiellement utilisée » pour déterminer 
les paramètres pétrophysiques suivants : la porosité, la saturation, la distribution des tailles de pore, 
la perméabilité et les viscosités des fluides. (COATES, 1994; SLIJKERMAN, 1998) 
 c) La RMN dans l'industrie pétrolière, sur le terrain : 
L'un des objectifs de la géophysique appliquée est de fournir des estimations détaillées et exactes 
de la perméabilité dans le puits. Cependant, aucune diagraphie pétrophysique développée jusqu'à 
présent ne mesure la perméabilité directement (NELSON, 1994).  
Durant les années 90, la RMN (ABRAGAM, 1961 ; SLICHTER, 1996) est devenue un outil à 
succès pour l'examen des roches poreuses (HAMADA et al, 1999 ; AKKURT et al, 2001). Des 
applications routinières de la RMN incluent la caractérisation de la porosité et la distribution des 
tailles des pores, la détermination de la perméabilité, la détermination des types de fluides présents 
dans les pores et leur diffusivité et viscosité (KLEINBERG et al, 1996 ; KENYON, 1997; 
MORRISS et al, 1997 ; CHEN S. et al, 1998b ; COATES et al, 1999 ; ALLEN et al, 2000, 
HIRASAKI et al, 2005, 2006). 
Nous résumons, dans la table II.1, l'histoire de la RMN et de ses applications dans l’industrie 
Figure II.1: L'Appareil CMR de Schlumberger qui permet 
d'effectuer des mesures RMN dans le puits. 




pétrolière au XXe siècle. Pour la caractérisation des formations des roches, la RMN a été appliquée 
dès la fin des années 50 (BROWN et al, 1960). Les premières applications pour le puits utilisaient 
le champ magnétique terrestre alors qu'aujourd'hui, les champs magnétiques artificiels sont 
employés dans la majeure partie des applications.  
La RMN est devenue une application de routine dans l'industrie pétrolière et particulièrement 
pour la caractérisation des roches siliciclastiques (le grès p. ex.) (EHRLICH et al, 1991). Elle est 
incluse dans les appareils de mesures lors du forage (logging-while-drilling pour LWD) (MORRISS 
et al, 1993 ; KRUSPE et al, 2002 ; APPEL et al, 2002 ; PRAMMER et al, 2000). Elle consiste 
essentiellement en la mesure de la décroissance de l'aimantation nucléaire des protons des liquides 
saturant le milieu poreux après une excitation temporaire de radio fréquence. La mesure est 
généralement effectuée sur l'aimantation transversale (CARR et PURCELL 1954 ; MEIBOOM et 
GILL, 1958 ; KENYON et al, 1986, 1995 ; PRAMMER, 1994, 1995). On en déduit plus ou moins 
directement les caractéristiques générales du milieu (CHEN S. et al, 1998a, c). La porosité est, par 
exemple, déduite de l'amplitude initiale du signal de relaxation magnétique nucléaire (FID) qui est 
directement liée au nombre de protons libres du fluide. Si ce signal est multi-exponentiel, il peut 
être décomposé, par des programmes de résolution du problème inverse, suivant une distribution de 
temps de relaxation. D'autres paramètres pétrophysiques peuvent en être déduits (TIMUR, 1968, 
1969 ; KLEINBERG et al, 1990, 1994 ; MILLER, 1990 ; VOGELEY et al, 1992 ; STRALEY et al, 
1997). Nous représentons sur le schéma de la figure II.3 un exemple de l'exploitation de mesure 




Figure II.2 : Exemple d'une diagraphie RMN. La profondeur est indiquée sur la 2e colonne. La 4e colonne 
contient les perméabilités calculées et les moyennes des T2. La 3e colonne représente les tailles des pores, en 
noir, les plus petits et en vert les plus larges. La 5e colonne présente les distributions des T2 en fonction de la 
profondeur. Représentation des lignes de niveau des T2. (Source : Petrolog.net) 




1946 Premières mesures RMN de laboratoire par Purcell et Bloch  
1947 
 
N. Bloembergen invente la relaxation magnétique nucléaire et vérifie la loi de Stokes 
où T2 et T11/ 
1950 Hahn développe l’expérience RMN pulsée dite à écho de spins 
1956 Mesures RMN sur des empilements de sable 
1960 Premier log RMN par Chevron utilisant le champ magnétique terrestre 
1965 Seevers relie les données RMN à la perméabilité 
1978 Schlumberger introduit NML-C 
1990 Numar commercialise MRIL : premier outil à RMN pulsée – opération jointe avec 
Baker Atlas 
1995 L'outil CMR commercialisé par Schlumberger 
1996 Le service MRIL amélioré au logging de porosité totale 
1998 Premier outil multi-fréquences, MRIL-Prime, introduit 
2000 Présentation d'un outil expérimental RMN LWD par Numar 
2002 Publication de la mesure à deux dimensions par HÜRLIMANN. 
Table II.1 : Récapitulatif des grands moments de la RMN dans l'industrie pétrolière 
 
Une nouvelle et puissante approche (HÜRLIMANN, 2002a, b) a été développée pour répondre 
aux environnements multi-fluides complexes. Cette méthode consiste à analyser les séries de 
données RMN en termes de distributions à deux dimensions des temps de relaxation et des 
coefficients de diffusion moléculaire. Elle permet de corréler les distributions des coefficients de 
diffusion de translation, qui peut être mesuré de différentes manières (STEJSKAL et al, 1965 ; 
 
Figure II.3: Utilisation générale de la relaxation RMN dans le domaine pétrolier 




KARLICEK et al, 1980 ; COTTS et al, 1989 ; LATOUR et al, 1993 ; PRICE, 1997, 1998, 2009), 
aux distributions des temps de relaxation transversaux. Cette méthode est basée sur la séquence 
RMN appelée CPMG (CARR et PURCELL 1954 ; MEIBOOM et GILL, 1958) qui permet d'obtenir 
les distributions des temps de relaxation transverses T2. Cette nouvelle méthode permet d'obtenir le 
spectre illustré sur la figure II.4. Bien que cette méthode soit récente, la littérature au sujet de son 
utilisation et de ses améliorations est très répandue (HÜRLIMANN, 2002a-b, 2004 ; ANAND et al, 
2005-2007 ; FLAUM et al, 2005, CHEN et al, 2004, 2006 ; AICHELE et al, 2007). 
 
2. L'analyse de la carotte au laboratoire : 
Le passage d'un puits d'exploration à un puits de production nécessite le passage par l'analyse des 
carottes au laboratoire. Il existe plusieurs bancs de mesure qui permettent de mesurer les paramètres 
pétrophysiques des carottes extraites d'un puits et de leur contenu (SCHON, 1998).  
 
Les mesures pétrophysiques sont effectuées sur des échantillons prélevés sur les carottes. 
Lorsqu'il y a nécessité de mesurer le volume poreux et le volume solide d'une carotte ou d'identifier 
les fluides saturant les pores, les mesures deviennent destructives ou invasives dans la mesure où 
l'état dans lequel était la carotte ne sera plus le même après la mesure. 
 
Figure II.5: Carottes extraites et identifiées (source:Wikipédia) 
 
Figure II.4 : Spectre D-T2 obtenu dans un puits de la mer du Nord utilisant l'appareil CMR de 
Schlumberger. (FREEDMAN et al, 2004) 




Pour identifier et quantifier, par exemple, les fluides saturant le milieu poreux d'une carotte, la 
technique la plus utilisée et la plus simple à mettre en œuvre est celle qui est appelée « Dean-
Stark » (DEAN et STARK, 1920). Cette méthode est basée sur l'extraction des fluides saturants. 
Des recherches sont faites pour remplacer cette méthode qui affecte la mouillabilité de l'échantillon 
de carotte et peut altérer les propriétés de son milieu poreux. La méthode de Karl Fischer peut être 
utilisée pour avoir une meilleure estimation de la saturation en eau. Qu'en est-il des huiles et des 
autres fluides ? L'utilisation de la tomodensitométrie ou CT-scan à rayons X (CT pour computed 
tomography) est une partie de l’alternative (WELLINGTON et al, 1987). L'autre partie de 
l’alternative est l'utilisation de la RMN. Celle-ci a l'avantage d'être une technique non-destructive et 
non-invasive. Elle fait partie maintenant des mesures de routine de la pétrophysique de laboratoire 
(KENYON, 1992 ; STRALEY et al, 1995). Comme dans le cas de la RMN du LWD, ses résultats 
sont reliés à d'autres paramètres tels que la porosité et la perméabilité (BANAVAR et al, 1987 ; 
MILLER et al, 1990 ; DUNN et al, 1994, 2002 ; CHEN S. et al, 1997). D'autres paramètres, comme 
la pression capillaire, sont reliés également à cette méthode (BALDWIN et al, 1991). 
  
La RMN de laboratoire n'est pas sans lien avec la RMN du puits (STRALEY et al, 1995). Elle est 
utilisée d'une part pour valider et calibrer celle-ci mais également pour développer la recherche dans 
cette méthode. Au laboratoire, c’est particulièrement la distribution du temps de relaxation 
transversale T2 qui est exploitée en la reliant à la distribution de tailles des pores. La nouvelle 
approche appliquée à la diagraphie (HÜRLIMANN, 2002a) a été élaborée en laboratoire avant 
d'être testée et validée dans le puits. Une importante littérature étendue s'est attachée à étudier 
l'utilisation mais également les améliorations de cette nouvelle mesure RMN à deux dimensions.  
Les applications de cette nouvelle méthode de laboratoire sont liées à l’interprétation des 
résultats du puits (HÜRLIMANN, 2002a, b ; FREEDMAN, 2004 ; HIRASAKI, 2007). Le spectre 
de corrélation D-T2 permet de caractériser qualitativement les fluides saturant un milieu poreux 
comme illustré sur la figure II.7. Néanmoins, une caractérisation quantitative reste indispensable.  
 
Figure II.6 : Schéma d'un  appareil Dean-Stark et son utilisation. 





Il existe également d'autres mesures RMN à deux dimensions reliant deux paramètres telles que 
les temps des relaxations longitudinale et transversale T1-T2 (ENGLISH et al, 1991 ; LEE et al, 
1993 ; HÜRLIMANN, 2002b ; SONG et al, 2002 ; MCDONALD et KORB, 2005), les temps de 
relaxation transversale T2-T2 (MONTEILHET et KORB, 2006 ; WASHBURN et al, 2006) et 
finalement les coefficients de diffusion D-D (CALLAGHAN et al, 2004). 
3. Conclusion 
Cette étude bibliographique n’est certainement pas exhaustive. Nous avons simplement voulu 
montrer les grandes tendances dans le domaine de l’utilisation de la RMN pour l’exploration 
pétrolière. Nous avons insisté plus particulièrement sur le renouveau suscité dans les années 2000 
par les diagraphies RMN multidimensionnelles, notamment par l’acquisition en puits des spectres 
D-T2 corrélant les distributions des coefficients de diffusion et des temps de relaxation 
transversales. Cependant les séquences utilisées pour éditer la diffusion restent basées sur des 
mesures très anciennes (ABRAGAM, 1961) de temps de relaxation transversales dans lesquelles on 
varie le temps inter-échos. Ceci suppose que l’on puisse séparer trois contributions distinctes dans 
l’acquisition des vitesses de relaxation transversales, à savoir les contributions propres au fluide, 
celles dépendant du rapport surface/volume de la roche et enfin celle dépendant des gradients 
inhomogènes internes au milieu poreux. Il faut savoir que seule cette dernière dépend de la 
diffusion. Il existe des techniques de mesures des coefficients de diffusion plus élaborées utilisant 
des gradients de champ pulsés qu’il est impossible, à l’heure actuelle, de descendre dans les puits. 
Nous détaillerons dans les chapitres suivants les principales applications de ces techniques pour la 
séparation des saturations et des dynamiques des différents fluides pétroliers confinés dans les 
roches. 
 
Figure II.7 : Spectre de corrélation D-T2 d’un échantillon de roche saturé avec de la saumure et 
de l’huile brute. (HIRASAKI et al, 2007) 
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Ce chapitre a pour but d'exposer le système physique et la méthodologie que nous avons choisis. 
Une présentation des techniques expérimentales, utilisées en amont de la mesure RMN, nous a per-
mis d'apprécier la difficulté mais aussi l'intérêt des choix du type de roches et des fluides. Seules les 
techniques RMN utilisées ont été décrites. Nous avons décrit ces techniques de caractérisation et de 
préparation des échantillons, d’adaptation de l’appareil et de l’acquisition des mesures et, enfin, du 
traitement des données acquises. La maîtrise de ces techniques et la compréhension de la physique 
sont indispensables pour une mesure réussie.  
You see in this world there’s two kinds of 
people, my friend. Those with loaded guns 
and those who dig. 
Blondie; The Good, The Bad and The Ugly 
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A. Choix des roches et mesures : 
Les grès et les carbonates sont les deux principaux types de roches des réservoirs de pétrole 
(EHRENBERG et al, 2005). Les grès représentent près d'un tiers et les carbonates le reste des ré-
servoirs d'hydrocarbures mondiaux (site slb.com). 
Les deux différences fondamentales entre les roches de réservoirs, grès et carbonates, sont (i) le 
site de production de sédiments (allochtone pour les grès et autochtone pour les carbonates); (ii) la 
grande réactivité chimique des minéraux des carbonates. Cette dernière différence a une profonde 
signification pour la diagenèse et la qualité du réservoir, de telle manière que les strates siliciclas-
tiques, pour la majeure partie, montrent uniquement des effets mineurs des diagénèses éogénétiques 
autres que les concrétions des carbonates et le développement du sol, alors que les carbonates sont 
caractérisés par une lithification précoce extensive et une modification de la porosité. 
L'acquisition et l'interprétation des données RMN sur les carbonates sont plus difficiles que sur 
les grès, où la technologie est très bien établie (WESTPHAL et al, 2005). La distribution hétérogène 
de la porosité, la disparité des tailles de pores, la large variété des textures complexes, et la faible 
relaxivité surfacique se combinent pour considérablement compliquer l'image. 
Afin d'avoir un système physique simple et nous défaire des imprévisibles possibilités des car-
bonates, nous avons choisi les grès. Cependant, il nous a fallu identifier, parmi une sélection de plu-
sieurs roches (grès), celle qui sera une composante du système physique de notre étude. 
La roche est donc la première composante de notre système à identifier et à caractériser. Il y a 
des conditions nécessaires et suffisantes pour affiner notre sélection préalable. Tout échantillon de 
cette roche doit être un grès d'affleurement de préférence sachant qu'il doit rester représentatif d’un 
échantillon pétrolier. Il doit être poreux avec une porosité supérieure à 20%, et une perméabilité au-
dessus de 100 mD. Il doit avoir une certaine minéralogie, en particulier une teneur en ion Fe3+ infé-
rieure à 0.5 %. Il doit être très peu argileux afin d'éviter les réactions avec l'eau et être homogène à 
l'échelle de l'échantillon. Il doit, enfin, avoir une dimension physique individuelle de 38 mm de 
diamètre et de 50 mm de longueur (hauteur si l'échantillon est posé sur sa section). 
Les grès dont nous disposons appartiennent aux catégories : « Bentheimer, Béréa, BriarHill et 
Dausse (1, 2 et 3) ». Les caractéristiques pétrophysiques et la minéralogie de ces grès sont rappor-
tées dans la table III.A.1. 
Propriétés mesurées Bentheimer Béréa BriarHill Dausse-1,2,3 
Ф 22.6 % 18.8 % 23.0 % 20.1 % 
Kg (mD) 2572 207 1500 560 
Kw (mD) 2555 NA NA 275 
ρ (g/cm³) 2.64 2.66 2.67 NA 
Minéralogie SiO2 92 % 98 % 95 % 81 % 
Argiles & 
micas 
4.8 % 1 % 5.4 % 13 % 
MnO* 0.2 % 0.00 % 0.00 % 0.02 % 
Fe2O3* 1.1 % 0.01 % 0.53 % 1.22 % 
CEC 1.8 0.4 0.7 1 
Table III.A.1 : Différents types de grès, leur paramètres pétrophysiques et leur minéralogie 
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Pour des raisons de disponibilité et de délais de livraison, le choix s'est restreint à deux roches : 
les grès Bentheimer (Figure III.A.1a) et Dausse-2 (Figure III.A.1b). Nous désignerons ce dernier, 
dans la suite, par Dausse. 
 
(a) (b) 
Figure III.A.1 : Grès de Bentheimer (a) et de Dausse (b) 
Notons que, sur les deux Tables III.A1 et 3, les contenances en impuretés paramagnétiques c’est-
à-dire Mn2+ et Fe3+ peuvent être estimées à partir des contenances en MnO et en Fe2O3. Toutefois, 
ces mesures ont été effectuées au centre CSTJF alors que celles effectuées au service central d'ana-
lyse du CNRS sont différentes de celles-là. Elles donnent des taux d’impuretés plus faibles. Nous 
reportons ces dernières valeurs sur la Table III.A.2. Les méthodes utilisées pour déterminer cette 





Mesure TOTAL Mesure CNRS 
Bentheimer 
Mn 0.02 % <20 ppm 
Fe 1.08 % 0.13 % 
Dausse Mn 0.02 % 150 ppm 
Fe 1.22 % 0.80 % 
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(% masse) Bentheimer Dausse 
Na2O 0.27 3.56 
MgO 0.31 0.54 
Al2O3 2.96 9.83 
SiO2 92.25 81.11 
P2O5 0.02 0.09 
SO3 0.02 0.00 
K2O 0.89 1.12 
CaO 0.42 0.30 
TiO2 0.36 0.65 
MnO* 0.02 0.02 
BaO 0.01 NA 
Fe2O3 * 1.08 1.22 
LOI 1.30 1.00 
CEC 1.80 1.00 
Argiles & 
mica 4.80 13.80 
Table III.A.3 : Compositions minérales des deux types de grès 
L'une des conditions de sélection est la faible teneur en argile. Le grès « Bentheimer » contient 
moins d'argile que le grès « Dausse ». La formation, c'est-à-dire la structure poreuse de l'échantil-
lon, peut être endommagée par la dispersion et la migration des argiles en contact de l'eau (GRAY 
et al, 1966). 
1. Mesures RMN à champ magnétique variable sur les grès 
« Bentheimer et Dausse » : 
Sans nous contenter de cette étude comparative basée sur la minéralogie et la structure, nous 
avons réalisé des mesures de relaxation longitudinale 1/T1(0) à champs magnétiques variables. 
Cela nous a aidés à mieux choisir la roche susceptible d’avoir les bons comportements dans des 
expériences de relaxation RMN à bas champ. Nous avons effectué ces mesures sur un relaxomètre 
STELAR du laboratoire PMC (Physique de la Matière Condensée) de l’École Polytechnique. 
La fréquence de Larmor 0 étant proportionnelle au champ magnétique 0=γB0, où γ est le rap-
port gyromagnétique, nous obtenons ainsi des profils de dispersion 1/T1(0) à fréquences de Larmor 0 variables. L’intérêt principal de ces expériences est de pouvoir séparer sans ambiguïté les contri-
butions de relaxation venant des processus dynamiques de surface, 1/T1,surface(0) qui dépendent du 
champ, de ceux venant de la dynamique de volume 1/T1,bulk qui sont indépendants du champ champ 
(FUKUSHIMA et al, 1981). 
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Nous montrons sur la figure III.A.2,3, que dans les circonstances de mouvements de diffusion 
rapide (haute température et faible quantité de sources de relaxation paramagnétiques) la vitesse de 
relaxation longitudinale 1/T1(0) de l’eau mesurée est une combinaison linéaire des contributions de 
surface et de volume pondérées par leurs fractions volumiques respectives : 1భ்ሺఠబሻ = ௙್�೗ೖ்భ,್�೗ೖ + ௙ೞ�ೝ೑ೌ೎೐்భ,ೞ�ೝ೑ೌ೎೐ሺఠబሻ      (1) 
avec �௕௨௟௞ + �௦௨௥௙ = ͳ        (2) 
 1భ்ሺఠబሻ = 1்భ,್�೗ೖ + �௦௨௥௙௔௖௘ሺ 1்భ,ೞ�ೝ೑ೌ೎೐ሺఠబሻ− 1்భ,್�೗ೖሻ.   (3) 
 
Sachant que : 
 �1,௕௨௟௞ > �1,௦௨௥௙        (4) 
 
nous pouvons écrire la relation générale d’échange biphasique rapide qui permet de séparer les 
composantes de surface et de volume : 
 1భ்ሺఠబሻ = 1்భ,್�೗ೖ + �௦௨௥௙௔௖௘ 1்భ,ೞ�ೝ೑ೌ೎೐ሺఠబሻ     (5) 
 
où la fraction volumique de surface, fsurface= İS/V, peut s'écrire en fonction de la surface S et du vo-
lume des pores V ainsi que de l’épaisseur İ d’une couche moléculaire transitoirement située à la 
surface des pores (BROWNSTEIN et al, 1979).   
La contribution de relaxation de surface était nettement plus importante que celle de volume à 
basse fréquence (KORB et al, 1998). Dans notre cas, ͳ �1,௕௨௟௞⁄ est de l'ordre de 0.5 à 1 s-1 alors que ͳ �1,௦௨௥௙௔௖௘⁄ est de l'ordre de 15 à 20 s-1. La fraction volumique de surface étant proportionnelle à la 
densité d’impuretés paramagnétiques et au rapport surface sur volume des pores,   ⁄  ͳ ۃ   ௥௘ۄ⁄ , 
nous en déduisons immédiatement que T1,surface est proportionnel à la taille moyenne des pores dpore. 
 1భ்ሺఠబሻ ≃ ߝ ௌ� 1்భ,ೞ�ೝ೑ೌ೎೐ሺఠబሻ      (6) 
  
Nous pouvons ainsi en mesurant les courbes de dispersion de T1(0) obtenir d’une part la distri-
bution des tailles de pores et d’autre part suivre le comportement dynamique des liquides aux inter-
faces solide/liquide. 
Nous avons pu également caractériser la distribution des tailles de pores et la dynamique de sur-
face observées à la fréquence fixe, 2.5 MHz, de notre spectromètre RMN (CSTJF Total) qui corres-
pond exactement à la fréquence de travail des logs RMN (2.5 MHz). Ces expériences de profils de 
1/T1(0) nous ont donc permis de choisir parmi les deux grès sélectionnés. 





Figure III.A.2 (a) Distribution du temps de relaxation longitudinal T1 et donc de la taille moyenne des pores 
à différentes fréquences de Larmor de la saumure saturant le grès de Bentheimer; (b) Courbe de dispersion 
du temps de relaxation longitudinal T1 avec la fréquence de Larmor de ce liquide confiné. 
 
Nous voyons bien sur les figures III.A.2 et 3 qu’à la fréquence de travail 2.5 MHz, il n’y a 
qu’une taille de pore privilégiée pour le grès Bentheimer et plusieurs pour le grès Dausse. De plus, 
nous observons que la transition d’une relaxation monoexponentielle à biexponentielle se situe bien 
en dessous de 1 MHz (Figure III.A.2.b). 
L’allure du profil 1/T1(ω0) aux voisinages de notre fréquence de travail, 2.5 MHz, est aussi ca-
ractéristique d’un liquide homogène à 3D en échange rapide avec la surface (Figure III.A.4) dans le 
cas du grès de Bentheimer. Par contre, la dispersion de 1/T1(ω0) est plus marquée dans le cas du 
grès de Dausse car la porosité est plus fine et le rapport S/V plus grand. 
 
Figure III.A.3: Distribution du temps de relaxation longitudinal T1 et donc de la taille moyenne des pores 
à différentes fréquences de Larmor de la saumure saturant le grès de Dausse. 




Notre choix s’est donc porté sur le grès poreux homogène de Bentheimer, perméable, peu argi-
leux et à faible teneur en ions paramagnétiques à base de fer. 
Étant donné que ͳ �1ሺ  ሻ⁄  ͳ �1,௦௨௥௙௔௖௘ሺ  ሻ⁄  et ͳ �1,௦௨௥௙௔௖௘ሺ  ሻ⁄   ௦  ⁄       �ሺ  ሻ, où 
Ns est le nombre des molécules du liquide qui diffusent dans la mince couche transitoire ε près de la 
surface du pore et N le nombre de molécule du liquide en volume, nous pouvons en déduire que le 
rapport entre les relaxations dans les pores des grès du Dausse et du Bentheimer est équivalent aux 
rapports des impuretés paramagnétiques entre les deux. 1்భ,ೞ�ೝ೑ೌ೎೐ሺఠబ= ሻ ∣�௔௨௦௦௘ 1்భ,ೞ�ೝ೑ೌ೎೐ሺఠబ= ሻ ∣�௘�௧ℎ௘� ௘௥⁄ ≃ ʹ.8   (7) 
La teneur en ions paramagnétriques (Fe3+ et Mn2+) a été mesurée par nos études de relaxation en 
champ variable en bon accord avec les mesures réalisées par le service central d’analyse du CNRS à 
Vernaison. Ces dernières donnent des valeurs de 0.13 % de fer pour le grès Bentheimer et 0.80 % 
pour le grès Dausse. Le rapport des deux est égal à 6. Néanmoins, toutes les impuretés de fer ne 
sont pas paramagnétiques, c'est-à-dire les ions Fe+3 sans oublier la contribution des ions Mn+2. 
2. Caractérisation et mesures pétrophysiques sur le grès 
Bentheimer : 
Le choix ayant été porté sur le grès Bentheimer, une demande a été effectuée auprès de la caro-
thèque du centre CSTJF à Pau qui nous a fourni plus de cinquante échantillons. 
Des scans aux rayons X ont été faits sur l'ensemble de ces échantillons. Ces scans nous ont per-
mis d'écarter un certain nombre qui présentent des taches blanches sur les images RX reflétant la 
présence d'oxydes de fer en excès. L'observation de cet élément en excès a également été reliée à 
des taches rouges à la surface de nos échantillons. 
Les échantillons montrant ces observations ont été écartés par prudence. Nous décrivons ci-
dessous la nature des échantillons écartés. 
 
Figure III.A.4: Distributions des relaxations longitudinales de la saumure dans 






























Figure III.A.5 : L'échantillon écarté n° 18 
Nous pouvons, d'ailleurs, constater que sur cet échantillon, notre hypothèse sur l'origine des 
taches blanches sur les images RX se vérifie. La tache blanche correspond exactement à la tache 
rouge présente à la surface. 
 
Figure III.A.6 : L'échantillon écarté n° 21 
 
Figure III.A.7 : L'échantillon écarté n° 47 
L'échantillon n° 18, illustre les deux critères sur lesquels nous nous sommes basés pour écarter 
ceux qui pourraient perturber nos expériences : les taches blanches sur les images RX et les taches 
rougeâtres à la surface. En nous basant sur ce dernier critère, d'autres échantillons ont été également 
écartés. Ce sont les suivants : 
Echantillon n° 13 
 
 
Echantillon n° 14 
 
Figure III.A.8 : les échantillons écartés n°13 et n° 14 
 





Echantillon n° 16 
 
Echantillon n° 32 
 
Figure III.A.8 : Les échantillons écartés n° 16 et n° 32 
Après cette sélection visuelle, nous avons effectué des mesures pétrophysiques de caractérisation 
multi-échelles sur la cinquantaine d’échantillons qui n’a pas été écartée. Les propriétés pétrophy-
siques à mesurer sont la porosité, la perméabilité au gaz, le volume poreux ainsi que la masse volu-
mique du grain. La Table III. A. 4 contient tous les résultats de ces mesures concernant : 
a) La porosité : 
La porosité d’un échantillon de roche est le rapport du volume poreux à celui du solide (ATHY, 
1930). Elle est notée Φ. Le volume poreux est mesuré en utilisant un banc dédié à cela (voir Annexe 
B) qui est également utilisé pour mesurer la perméabilité au gaz. Le volume solide est quant à lui 
mesuré en utilisant un pycnomètre. 
Soient Vp le volume poreux et Vs le volume solide, la porosité est donnée par la relation sui-
vante : � = ����+�ೞ       (8) 
Une autre méthode, moins précise mais plus rapide, consiste à utiliser les mesures géométriques. 
Le volume géométrique peut être considéré comme étant le volume total. 
La porosité est d’environ 22.7 % (voir Table III.A.4). Cette valeur est la moyenne sur les échan-
tillons gardés. 
b) La perméabilité au gaz : 
Notée Kg, la perméabilité au gaz est mesurée sur un banc, utilisant l’hélium (voir Annexe A), elle 
donne une idée sur la connexion qui existe entre les pores (DARCY, 1856 ; KLINKENBERG, 
1941).  Nous observons une grande perméabilité de l'ordre de 2500 mD. Cette valeur est également 
la moyenne sur la cinquantaine d’échantillons analysés. 
c) Les dimensions géométriques : 
Les dimensions géométriques ont été mesurées au moyen d’un pied à coulisse. Le carottage 
ayant été effectué dans un autre atelier, appelé Carothèque, les dimensions y ont été respectées mais 
non documentées. Il y a eu besoin d’opérer cette mesure systématiquement lors de chaque mesure 
des paramètres Kg et Vp. 
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d) Résultats de CT aux rayons X : 
Les scans μCT aux rayons X ont été effectués dans un laboratoire de l'université australienne 
ANU dans le cadre d'un contrat avec la compagnie Total. Elles sont faites sur un cube de 8mm de 
côté. A partir des images, la distribution des tailles de pore est obtenue. Celle-ci est centrée sur une 
taille moyenne de 25μm (BONDINO et al, 2011). 
e) Description de la table III.A.4, contenant les valeurs pétrophysiques des 
échantillons : 
Les propriétés pétrophysiques mesurées sur les échantillons non-écartés sont rapportées sur la 
Table III.A.4. Elles sont mentionnées en colonnes alors que les numéros d'échantillons sont indi-
qués en ligne. 
Dans l'ordre, nous trouvons le diamètre et la longueur de l'échantillon mesurés à la main, expri-
més en mm. La longueur désigne la hauteur de l'échantillon qui est de forme cylindrique. Ensuite, 
dans trois colonnes distinctes, nous rapportons les valeurs de la porosité, exprimée en pourcentage, 
calculée de trois manières. La première, en utilisant le volume poreux Vp obtenu avec le banc Kg et 
le volume du solide Vs obtenu avec le pycnomètre. La deuxième, en utilisant le volume poreux Vp 
obtenu avec le banc Kg et le volume total Vt en considérant comme tel le volume géométrique Vg. La 
troisième, en utilisant le volume solide Vs obtenu avec le pycnomètre et le volume géométrique Vg. 
C'est après la porosité que nous mentionnons la perméabilité exprimée en mD. Il y a l'allusion à 
Klinkenberg dans l'appellation de ce paramètre car le calcul final de la perméabilité a pris en 
compte cet effet. Après, sont mentionnés dans des colonnes séparées les volumes géométriques Vg, 
poreux Vp et solides Vs exprimés en cm³. Le volume géométrique est calculé à partir des valeurs 
mesurées à la main de la longueur et du diamètre. Le volume poreux est obtenu avec le banc Kg. Le 
volume solide est obtenu avec le pycnomètre. 
 
Figure III.A.9: Image de μCT aux RX du grès Bentheimer 
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Ces mesures pétrophysiques nous permettent de mieux catégoriser et de mieux classer nos 
échantillons maintenant que nous les avons caractérisés. Les principales propriétés pétrophysiques à 
prendre en compte sont la porosité, la perméabilité au gaz et le volume poreux. 
Nous pouvons constater à partir de ces mesures que nos échantillons ont les caractéristiques adé-
quates à propos de la porosité et de la perméabilité. La distribution des temps de relaxation longitu-
dinale est quasi-monomodale à 2.5 MHz. Nous connaissons avec une bonne précision les volumes 
poreux accessibles et nous savons que les tailles des pores sont suffisamment larges (dpore= 25 m) 
pour faciliter les expériences d'imbition-drainage et les interprétations. La quantité d'argile contenue 





















1 37.55 50.32 23.42 % 23.20 % 24.14 % 2755 2.642 55.73 12.93 42.28 
2 37.5 49.28 23.31 % 23.43 % 22.91 % 2719 2.6449 54.43 12.76 41.96 
3 37.43 49.81 22.17 % 22.24 % 21.91 % 2286 2.6444 54.81 12.19 42.80 
4 37.53 50.64 23.41 % 23.09 % 24.46 % 2846 2.6444 56.02 12.94 42.32 
5 37.57 49.96 22.54 % 22.23 % 23.63 % 2574 2.6414 55.39 12.31 42.30 
6 37.41 49.62 23.22 % 23.16 % 23.44 % 2606 2.6405 54.54 12.63 41.76 
7 37.52 50.39 22.93 % 22.76 % 23.51 % 2694 2.6397 55.71 12.68 42.61 
8 37.43 50.05 22.87 % 22.77 % 23.19 % 2663 2.6413 55.07 12.54 42.30 
9 37.50 50.14 22.99 % 22.99 % 23.02 % 2537 2.6419 55.38 12.73 42.63 
10 37.52 49.95 23.36 % 23.20 % 23.89 % 2828 2.643 55.23 12.81 42.03 
11 37.52 50.13 22.47 % 22.19 % 23.43 % 2488 2.643 55.43 12.30 42.44 
12 37.52 50.03 22.55 % 22.33 % 23.31 % 2367 2.6418 55.32 12.35 42.42 
13           
14           
15 37.50 49.67 22.84 % 22.66 % 23.47 % 2733 2.6404 54.86 12.43 41.99 
16           
17 37.5 49.81 22.48% 22.32% 23.03% 2469 2.6401 55.01 12.28 42.34 
18           
19 37.53 49.9 22.70% 22.57% 23.18% 2383 2.6413 55.20 12.46 42.41 
20 37.55 50.78 22.64% 21.97% 24.94% 2451 2.6429 56.23 12.35 42.21 
21           
22 37.51 49.72 22.37% 22.14% 23.17% 2364 2.6434 54.94 12.16 42.21 
23 37.53 49.96 22.66% 22.43% 23.45% 2575 2.6422 55.27 12.40 42.31 
24 37.53 49.8 22.58% 22.39% 23.27% 2306 2.6429 55.09 12.33 42.27 
25 37.54 49.98 22.51% 22.24% 23.43% 2452 2.6413 55.32 12.30 42.36 
26 37.59 49.86 22.39% 22.09% 23.42% 2143 2.6407 55.33 12.22 42.38 
27 37.52 50 23.12% 22.79% 24.22% 2658 2.6414 55.28 12.60 41.89 
28 37.51 49.55 23.03% 22.86% 23.60% 2597 2.6425 54.76 12.52 41.84 
29 37.54 49.75 23.09% 22.89% 23.74% 2635 2.6427 55.06 12.61 41.99 
30 37.48 50.04 22.72% 22.57% 23.23% 2441 2.6424 55.21 12.46 42.38 
31 37.55 49.97 22.45% 22.17% 23.43% 2369 2.6408 55.34 12.27 42.37 
32           
33 37.56 49.87 22.58% 22.32% 23.46% 2511 2.6414 55.26 12.33 42.29 
34 37.51 50.38 22.51% 22.28% 23.32% 2457 2.6429 55.67 12.40 42.69 
35 37.31 50 23.03% 22.84% 23.66% 2721 2.6424 54.67 12.48 41.73 
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36 37.51 49.78 22.28% 21.97% 23.37% 2169 2.6425 55.01 12.08 42.15 
37 37.55 49.95 22.86% 22.59% 23.78% 2648 2.6413 55.32 12.49 42.16 
38 37.54 49.65 22.87% 22.68% 23.53% 2662 2.642 54.95 12.46 42.02 
39 37.56 49.39 22.76% 22.63% 23.18% 2368 2.6432 54.72 12.39 42.04 
40 37.6 49.57 23.24% 23.07% 23.83% 2711 2.6411 55.04 12.70 41.93 
41 37.58 49.1 23.14 % 23.26 % 22.73 % 2687 2.6422 54.46 12.67 42.08 
42 37.53 49.35 22.66 % 22.78 % 22.25 % 2381 2.643 54.59 12.44 42.44 
43 37.35 49.91 22.42 % 22.21 % 23.13 % 2141 2.6429 54.68 12.15 42.03 
44 37.59 49.79 22.60 % 22.24 % 23.81 % 2346 2.6431 55.26 12.29 42.10 
45 37.54 49.67 22.42 % 22.20 % 23.17 % 2397 2.6427 54.98 12.20 42.24 
46 37.48 49.7 22.82 % 22.66 % 23.37 % 2602 2.6432 54.83 12.42 42.02 
47           
48 37.53 49.76 22.44 % 22.19 % 23.34 % 2342 2.6436 55.05 12.21 42.20 
49 37.58 50.13 22.36 % 22.05 % 23.43 % 2447 2.6438 55.60 12.26 42.58 
50 37.62 50.11 22.53 % 22.20 % 23.65 % 2589 2.6404 55.70 12.36 42.52 
51 37.48 49.81 22.36 % 22.21 % 22.89 % 2096 2.6408 54.95 12.21 42.38 
52 37.55 50.04 22.97 % 22.68 % 23.95 % 2660 2.6404 55.41 12.57 42.15 
53 37.6 49.88 23.10 % 22.90 % 23.77 % 2675 2.6429 55.38 12.68 42.22 
54 37.51 49.47 22.64 % 22.42 % 23.39 % 2414 2.6419 54.67 12.26 41.88 















Moyenne 37.52 49.88 22.75 2510 2.64 12.44 42.23 
Ecart-type 0.06 0.32 0.33 186 0.001 0.21 0.25 
Argiles <5% 
Table III.A.5 : Caractérisations pétrophysiques du grès de Bentheimer 
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B. Le choix des fluides 
Après avoir sélectionné la première composante de notre système qui est la roche, donc le milieu 
poreux, il nous est nécessaire d'identifier les fluides (les liquides) avec lesquels nous devons saturer 
ce milieu poreux. 
Une variété de fluides de viscosités supérieures à celle de l'eau se présentait et le choix a été por-
té sur les fluides suivants : la saumure, le filtrat de boue de forage et l'huile. Les viscosités ont été 
choisies de telle sorte que leurs rapports soient de l'ordre de 3 entre la saumure et le filtrat et de 
l'ordre de 10 entre le filtrat et l'huile. 
1. La saumure : 
La saumure est une solution aqueuse d'un sel, dans notre cas du chlorure de sodium, de forte 
concentration. Nous avons préparé la saumure, que nous utilisons dans nos expériences, dans le 
laboratoire. Elle est faite à base d’eau déminéralisée. Elle a les concentrations de 45 g/l de NaCl et 
5 g/l de CaCl2. Cette salinité n’affecte pas beaucoup la viscosité de la saumure qui est de l'ordre de 
l'unité en centipoise (ηsaumure≈1 cP). Sur la figure III.B.10 (SHARQAWYA et al, 2010), nous pou-
vons voir les variations de la viscosité en fonction de la salinité et de la température. 
  
Les unités SI de ces variables sont [m²s-1] pour la viscosité cinématique, [Pa.s] pour la viscosité 
dynamique et [kg/m³] pour la masse volumique. Dans l'industrie pétrolière, les unités les plus utili-
sées sont celles du système CGS [cSt] ou [mm²s-1] pour la viscosité cinématique, [cP] ou [mPa.s] 
pour la viscosité dynamique et [g/cm³] pour la masse volumique. 
Si nous considérons notre saumure de salinité 50 g/l, nous lisons sur la figure III.B.10 une valeur 
de 1.114 cP pour une température de 20 °C et une valeur de 0.891 cP pour une température de 
30 °C. 
Nous utilisons la saumure, dans nos processus de saturation du milieu poreux en eau, car l'eau 
déminéralisée ou distillée est connue pour modifier la structure argileuse dans les grès. (GRAY et 
al, 1966). En agissant sur les argiles, l'eau fait effondrer la perméabilité jusqu'à l'annuler. 
 
 
Figure III.B.10 : Viscosité de l'eau en fonction de la température et de la pression. 
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2. L’huile de réservoir brute (l'huile) : 
Ce que nous désignons dans cet ouvrage par le mot « huile brute» ou « huile » est un pétrole brut 
déshydraté, dégazé et désulfuré. Elle n'est pas native, donc elle est stable. Elle a donc perdu ses gaz 
dissous. Elle est conservée dans un bidon métallique dans les normes de l’industrie pétrolière. Sa 
masse volumique, notée ρ, sa viscosité dynamique, notée η, et sa viscosité cinématique, notée υ, 
varient en fonction de la température. 
T (°C) η (mPa.s) υ (mm²/s) ρ (g/cm³) 
15 34.2 38.68 0.8841 
20 25.42 28.89 0.8802 
30 16.45 18.85 0.8739 
40 11.52 13.30 0.8660 
50 8.51 9.92 0.8587 
60 6.56 7.60 0.8511 
50 8.62 10.04 0.8588 
40 11.71 13.49 0.8682 
30 16.76 19.24 0.8712 
20 24.12 28.47 0.8828 
Table III.A.5 : Viscosités dynamique et cinématique et masse volumique en fonction de la température. 
 
Un appareil permettant de mesurer la viscosité dynamique et la masse volumique a été utilisé. 
C'est un viscosimètre capillaire. Les valeurs de la viscosité cinématique ont été obtenues par calcul 
en utilisant la relation entre les deux viscosités (HATSCHEK, 1928) : � = �ఘ   (9) 
En séparant la Table III.A.5 en deux parties, une contenant les températures croissantes de 15 °C 
à 60° C et l'autre les températures décroissantes de 60 °C à 20 °C, nous créons deux tables. Nous 
utilisons chaque table pour obtenir les valeurs des viscosités et de la masse volumique à 25 °C par 
interpolation. Pour cette dernière, nous avons opté pour la bibliothèque Scipy de Python (voir An-
nexe D) dont nous avons utilisé la fonction scipy.interpolate.BarycentricInterpolator (scipy.org). 
Cette fonction est basée sur l'interpolation barycentrique qui est une variante de l'interpolation par 
les polynômes de Lagrange. Nous obtenons pour la température de 25° C la table ci-dessous : 
 T (°C) Ȟ (cSt) η (cP) ρ (g/cm³) 
Partie supérieure, croissante 25 22.89 20.05 0.8772 
Partie inférieure, décroissante 25 23.35 20.15 0.8741 
Table III.A.6 : Valeurs obtenues par interpolation barycentrique. 
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Nous pouvons donc conclure que cette huile a une masse volumique de  =  .8       ⁄ , une 
viscosité cinématique de � = ʹ .ͳʹ     et une viscosité dynamique de  = ʹ .ͳ    . 
L’analyse SARA (JEWELL et al, 1972)  de cette huile a révélé la composition suivante : 40.3 % 
en masse de saturés, 44.0 % en masse d'aromatiques, 6.7 % en masse de résines et 9.0 % en masse 
d'asphaltènes. Rappelons que l'appellation SARA est un acronyme formé par les initiales des mots 
saturates, aromatics, resins et asphaltenes. Les saturés sont composés d'alcanes et de cyclopara-
fines. Les aromatiques sont des hydrocarbures mono- bi- et poly-aromatiques. Les résines sont des 
molécules polaires avec des hétéroatomes N, O et S. Les asphaltènes sont similaires aux résines 
avec des masses moléculaires plus grandes et des cœurs poly-aromatiques. C'est une analyse très 
importante dans l'industrie pétrolière. Elle est systématiquement faite sur toutes les huiles. Il y a 
trois méthodes principales d'analyse SARA : la chromatographie par gravité (ASTM, 1993), la 
chromatographie sur couche mince (SUZUKI, 1972) et la chromatographie en phase liquide à haute 
performance (SUATONI, 1975). 
3. Le filtrat de boue de forage (filtrat) 
Le filtrat est une appellation réduite pour le filtrat de boue de forage à base d'huile. Il ne faut pas 
confondre, ici, l'huile au sens générique avec « l'huile » qui désigne, pour nous, le pétrole. Cette 
boue est ce qu’on appelle dans le vocabulaire de l'industrie pétrolière et de services OBM (Oil Ba-
sed Mud). Elle a été fabriquée à partir de composants propriétaires. Sa masse volumique est de 
0.813 g/cm³ à 20 °C et sa viscosité est rapportée dans la Table III.A.7 en fonction de la température. 
T (°C) 20 30 40 50 
η (cP) 3.35 2.75 2.10 1.78 
Table III.A.7 : Viscosités du filtrat de boue de forage en fonction de la température. 
En utilisant la même méthode d'interpolation que pour l'huile, nous obtenons une valeur de la 
viscosité dynamique de 3.08 cP à 25 °C. 
Enfin, l’huile et le filtrat ont été choisis sur la base d’un contraste de viscosité d’une décade dans 
les conditions de l’expérience. 
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C. Protocole expérimental : 
1. RMN bas champ 
a) Description du banc expérimental 
La Figure III.C.1  représente le dispositif expérimental complet que nous avons réalisé. On décri-
ra ci-dessous les différents éléments représentés sur cette figure.  
 
i. Le spectromètre RMN bas champ utilisé: 
Le spectromètre RMN bas champ utilisé pour faire de la relaxation magnétique est désigné par le 
numéro (1) sur la figure III.C.1. C'est le principal appareil expérimental utilisé dans notre étude. 
Celui-ci est un MARAN DRX fabriqué par Oxford Instruments. Sa fréquence d'utilisation est 
2.5 MHz. Il est composé de deux aimants permanents qui nous permettent d'avoir le champ magné-
tique constant de 58.72 mT, de deux plaques de gradient de champ magnétique entre les aimants et 
la sonde de mesure qui est une bobine de signal radio-fréquence (RF). 
Le champ magnétique permanent est orienté suivant l'axe z. définissant le repère du laboratoire 
(de l'appareil) qui est ici horizontal et orienté de gauche à droite. Il est l'axe des aimants et des 
plaques de gradient de champ magnétique. L'axe y dans ce même repère est orienté de bas en haut. 
Il est donc perpendiculaire à l'horizontale. Il est l'axe de la sonde des impulsions RF. L'axe x est 
donc “entrant” et orienté d’avant en l'arrière. Le champ magnétique dû aux aimants permanents 
s'atténue à l'extérieur de l'appareil dans les trois directions comme peuvent le montrer les figures 
II.C.2 a, b et c. il s'atténue dans une sphère de rayon 50 cm. Ceci est en accord avec la modélisation 
des lignes de champ de 0.5 G (5 10-5 T). Cette dernière valeur correspond au champ magnétique 
terrestre (0,5 Gauss). Nous présentons ci-dessous les cartes de champ magnétique induits par 
l’aimant permanent afin de positionner les diverses pompes et différents capteurs métalliques qui 
 
Figure III.C.1 : Le dispositif expérimental dans son ensemble 
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seront utilisés dans nos expériences de RMN à température et pression variables. Ces pompes doi-
vent être placées à proximité de la sonde mais suffisamment éloignées pour ne pas perturber le 
champ magnétique et les mesures.  
 
(a) champ magnétique suivant 
l'axe des x. 
(b) champ magnétique suivant 
l'axe des y. 
(c) champ magnétique suivant 
l'axe des z. 





(a) vue d'en face (a) vue de côté (c) vue d'au-dessus 
Figure II.C.3 : Carte des lignes de champ de 0.5 G (5 10-5 T) 
 
Au sujet du gradient de champ magnétique, nous disposons de deux bouchons démontables à 
l'extérieur de l'appareil. Ils sont désignés par le fabricant par les mots STATIC et NORMAL. Cer-
taines de leurs caractéristiques sont rassemblées dans la table III.C.1. 
 STATIC NORMAL 
Valeur max du gradient 
(G/cm) 
96.0 51.7 
Shield Non Oui 
Table III.C.1 : Propriétés des bouchons de gradient. 
ii. Le PC de contrôle : 
Le PC de contrôle, désigné par le numéro (3) sur la figure III.C.1, est utilisé comme interface au 
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munique avec le PC via un câble Ethernet. Ce câble sert aussi bien à charger les instructions au 
programmateur qu'à lire les données acquises. 
iii. L'armoire de contrôle : 
C'est le programmateur qui contrôle la succession d'opérations (pulses RF, impulsions de gra-
dient de champ magnétique et acquisition) durant une expérience RMN. Les taches sont exécutées 
par le biais de lignes de commande sur le logiciel RiNMR. 
C'est l'armoire désignée par le numéro (2). Elle contient le module de contrôle et l’amplificateur 
de gradient, de marque Techron, en bas et l'unité RF juste au-dessus de ce dernier. Les boutons vert 
et rouge correspondent aux boutons d'allumage et d'arrêt du spectromètre. Cette même armoire con-
tient également le synthétiseur de fréquence et les transmetteurs de signal RF. 
Le synthétiseur de fréquence génère une onde sinusoïdale à la fréquence SF+O1 qui est ampli-
fiée par les transmetteurs de signal RF. L'unité RF génère les pulses RF dont nous pouvons moduler 
les amplitudes et les phases. 
iv. La hotte : 
Nous entrevoyons sur la figure III.C.1, à l'endroit désigné par le numéro (5), à travers la vitre de 
la hotte des cellules de type Hassler que nous utilisons pour saturer nos échantillons de grès de Ben-
theimer. 
v. Le moteur du dispositif ErgoTech : 
C'est le caisson désigné par le numéro (4). Il fait partie du dispositif livré par la compagnie Er-
goTech.  
b) Séquences de base : 
Nous allons brièvement présenter dans cette partie les séquences RMN de bases que nous avons 
utilisées. Bien que ces séquences soient bien connues des utilisateurs de RMN, il est important de 
montrer leur spécificité dans le domaine pétrolier. De plus, il y a des procédures de réglages et 
d’utilisation de ces séquences avec les échantillons choisis qu’il est important de rappeler. 
i. FID : 
Le signal RMN est mesuré dans le domaine du temps comme une force électromotrice décrois-
sante et oscillante induite par l'aimantation en précession libre. Ce qui est connu sous l'appellation 
FID (free induction decay) (ABRAGAM, 1961). 
Par transformée de Fourier, ce même signal peut être représenté dans le domaine de la fréquence. 
Le résultat de la partie réelle du domaine est une lorentzienne de largeur à mi-hauteur 1/(πT2*). La 
lorentzienne doit être centrée sur la fréquence de résonance. 
La séquence permettant d'acquérir la FID porte le même nom. Elle est composée d'un pulse /2 
qui projette l’aimantation dans le plan transverse de mesure (xy). 
ii. Relaxation longitudinale : 
L'effet du pulse RF de résonance est de perturber le système des spins de son état d'équilibre 
thermique. Cet équilibre sera rétabli, après l’arrêt des impulsions RF, par un processus connu sous 
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le nom de la relaxation spin-réseau. Comme le nom l'indique, le processus implique un échange 
d'énergie entre le système des spins et le réservoir thermique l'entourant, connu par « réseau », avec 
lequel il est en équilibre. L'équilibre est caractérisé par un état de polarisation avec l'aimantation M0 
orientée le long du champ magnétique longitudinal B0. Le rétablissement de cet équilibre est égale-
ment appelé relaxation longitudinale. La description phénoménologique de ce processus est donnée 
par l'équation différentielle suivante :  �೥ ௧ = −�೥−�బభ்    (10) 
avec la solution �௭ሺ ሻ = �∞ + ሺ�௭ሺ ሻ − �∞ሻexpሺ− �1⁄ ሻ   (11) 
T1 est connu sous le nom de temps de relaxation spin-réseau ou temps de relaxation longitudi-
nale. (GORTER, 1942; BLOCH, 1945; PURCELL, 1946; ABRAGAM, 1961; WOLF, 1979; 
LENK, 1986; SLICHTER, 1996 ; COWAN, 2005; KOWALEWSKI, 2006) 
C'est, donc, l'aimantation Mz(t) que nous mesurons directement sur l'appareil. La séquence per-
mettant d'effectuer cette acquisition est appelée inversion-récupération (VOLD et al, 1968). Cette 
séquence est constituée d'un pulse π et d’un pulse π/2 d'acquisition appliqué après le temps d'évolu-
tion ti. Nous utilisons cette séquence au lieu de celle de la polarisation car notre appareil est à 
champ permanent. 
Dans le cas de la séquence de polarisation, l'aimantation s'écrit sous la forme �௭ሺ ሻ = �∞ሺͳ − expሺ− �1⁄ ሻሻ   (12) 
car l’aimantation initiale est donnée par la valeur �௭ሺ ሻ =  .   (13) 
Dans notre cas, celui de la séquence d’inversion-récupération, l'aimantation s'écrit �௭ሺ ሻ = �∞ሺͳ − ʹexpሺ− �1⁄ ሻሻ   (14) 
car l’aimantation initiale est donnée par la valeur �௭ሺ ሻ = −� .   (15) 
iii. Relaxation transversale: 
La relaxation transversale, caractérisée par la constante du temps T2, est le processus où les spins 
nucléaires parviennent à l'équilibre entre eux. Le processus est également connu sous le nom de 
relaxation transverse. Bien que l'échange d'énergie indirect via le réseau puisse jouer un rôle, des 
processus additionnels directs sont aussi responsables. Ceci nous ramène au résultat T2<T1. L'ai-
mantation transversale correspond à un état de cohérence de phase entre les états des spins nu-
cléaires. Ceci signifie que la relaxation transversale, contrairement à la relaxation longitudinale, est 
sensible aux termes d'interaction qui déphasent les spins nucléaires entre eux. 
La description phénoménologique de la relaxation transversale s'écrit sous la forme de 
l’équation différentielle suivante :  �ೣ,೤ ௧ = −�ೣ,೤మ்    (16) 
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avec la solution �௫,௬ሺ ሻ = �௫,௬ሺ ሻexpሺ− � ⁄ ሻ.   (17) 
Il est important de préciser que la description exponentielle s'applique dans le cas où les termes 
d'interaction responsables de la relaxation transversale sont faibles. Ceci est le régime de la théorie 
de Bloembergen, Purcell et Pound (BPP) (BLOEMBERGEN et al, 1948). C'est une approche qui 
fonctionne pour les spins résidant sur des molécules à l'état liquide. 
Dans ce cas-ci aussi c'est l'aimantation Mx,y(t) que nous mesurons directement sur l'appareil. La 
séquence nous permettant de le faire est la séquence appelée « CPMG. » (CARR et PURCELL, 
1954 ; MEIBOOM et GILL, 1958). Elle est constituée d'un pulse π/2 suivi d'une série de pulses π. 
iv. Coefficient de diffusion : 
La viscosité et la diffusion font partie du phénomène plus général du transport dans les fluides 
(gaz et liquides). La viscosité est liée au transport de la quantité de mouvement et reflète le mouve-
ment des fluides et celui des particules dans un fluide sous l'influence de forces externes (par 
exemple le cisaillement ou les forces de gravité). Cependant, la migration moléculaire peut être 
même observée sans la présence de forces externes. Ceci ressort du mouvement Brownien, c'est-à-
dire le déplacement statistique des atomes ou des molécules. Nous n'allons pas, dans la suite, entrer 
dans les détails des principes de base du mouvement Brownien ou deux de ses grandes catégories, 
la diffusion et l'auto-diffusion (EINSTEIN, 1905 ; KUBO et al, 1991). 
Dans les systèmes qui ne sont pas dans leur état d'équilibre, les gradients de concentration sont à 
l'origine de flux de particules qui peuvent être observés microscopiquement. Selon la 1ère loi de Fick 
(FICK, 1855), une détermination du coefficient de diffusion d'une certaine espèce de molécules 
peut être basée sur les mesures de la densité du flux et des gradients de la concentration ou bien sur 
les mesures de la distribution des particules à différents moments. Les concentrations moléculaires 
peuvent être déterminées par des méthodes chimiques et physiques, car plusieurs propriétés telles la 
masse, l'indice de réfraction, la biréfringence, la radioactivité, l'absorption spectrale et la transmit-
tance dépendent de la composition du système. Par conséquent, une large variété de techniques ex-
périmentales a été développée pour déterminer le coefficient de diffusion. 
Comme alternative aux techniques de traçage, il existe plusieurs méthodes qui permettent une 
observation directe du chemin de diffusion, c'est-à-dire le déplacement quadratique moyen de la 
marche aléatoire des molécules qui diffusent. En se basant sur l'équation d'Einstein, le coefficient de 
diffusion de la diffusion moléculaire peut être calculé au moyen du déplacement quadratique moyen 
des particules dans un temps de diffusion donné. Toutefois, les déplacements des molécules doivent 
être largement plus grands que la longueur moyenne des étapes élémentaires de la diffusion. La 
technique de gradient de champ pulsé PFG (pulsed field gradient) de la RMN est la méthode qui 
donne une mesure directe des déplacements moléculaires sur de telles distances (STEJSKAL et 
TANNER, 1965 ; TANNER et STEJSKAL, 1968 ; CALLAGHAN, 1984). 
Le principe de la mesure de la diffusivité moléculaire en utilisant la méthode PFG est le fait que 
la position spatiale de chaque spin, donc de chaque molécule, est marquée par sa fréquence de Lar-
mor spécifique dans un champ magnétique spatialement inhomogène. Puisque la fréquence de Lar-
mor des spins qui précessent est directement proportionnelle à la densité effective du flux magné-
tique à la position d'un spin donné, un gradient de champ magnétique sur le volume sondé résultera 
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dans une variation de la fréquence de Larmor et marquera la position de chaque moment magné-
tique en fonction du gradient de champ magnétique. ܤሺ�ሻ = ܤ +  ⃗. �⃗   (18)  ሺ�ሻ = ߛܤሺ�ሻ   (19) 
Expérimentalement, durant la séquence de pulse RF utilisée pour créer un écho de spin (comme 
la séquence d'écho de Hahn ou la séquence d'écho stimulé), les impulsions de gradient de champ 
magnétique sont activées pendant une courte durée (typiquement jusqu'à quelques millisecondes). 
La séquence est choisie de telle sorte que la variation de la fréquence de Larmor due à une impul-
sion de gradient de champ magnétique est exactement compensée par une impulsion de gradient de 
champ magnétique si les spins n'ont pas changé de position durant l'intervalle de temps séparant les 
deux impulsions de gradient. Néanmoins, si les spins se sont déplacés, une variation nette de la fré-
quence de Larmor subsistera après que tous les pulses RF et impulsions de gradient de champ ma-
gnétique sont appliqués. 
Par conséquent, la diffusion des spins résultera dans une atténuation mesurable du signal RMN. 
L'effet est proportionnel à l'intensité des impulsions du gradient de champ magnétique, g, de la du-
rée, δ, du temps de diffusion (temps séparant deux impulsions de gradient successives), Δ, et du 
coefficient d'auto-diffusion des molécules, D (STEJSKAL et TANNER, 1965). ܣሺ ሻ = ܣሺ ሻexpሺ−ߛ   ߜ �ሺ� − ߜ  ⁄ ሻሻ  (20) 
L’atténuation de l'écho de spin, A(g)/A(0), est le rapport des amplitudes des échos de spin avec et 
sans application d'impulsion de gradient de champ magnétique, A(g) et A(0) respectivement. Dans 
ce sens, toute atténuation additionnelle due aux processus de relaxation durant le temps de diffusion 
sera annulée. Durant une expérience PFG, l'amplitude de l'écho de spin est mesurée comme une 
fonction de la surface de l'impulsion de gradient de champ magnétique, g×δ, à un temps de diffu-
sion donné (TANNER et STEJSKAL, 1968 ; KARLICEK et al, 1980 ; COTTS et al, 1989 ; LA-
TOUR et al, 1993). 
La séquence nous permettant d'acquérir cette atténuation, A(g), est appelé DIFFTRIG sur 
RiNMR. Cette séquence, comme nous l'avons expliqué, est sensible au temps de diffusion, Δ 
(quelques millisecondes), qui doit être petit devant le temps de relaxation longitudinale, T1, et à la 
durée de l'impulsion du gradient de champ magnétique, δ, qui doit être petit devant le temps de dif-
fusion. 
c) La sonde RMN: 
La sonde consiste en une bobine utilisée pour émettre le signal radio-fréquence et pour acquérir 
la réponse RMN. Elle est située au centre de l’appareil avec une ouverture de 8cm dans laquelle 
nous insérons le porte-échantillon en verre de 5cm de diamètre. 
d) Réglages préalables : 
Nous effectuons systématiquement ces opérations après chaque introduction de l'échantillon dans 
la sonde de mesure et avant de lancer une acquisition quelconque. C'est une remise à zéro du sys-
tème d'acquisition. Les commandes que nous avons utilisées pour opérer ces réglages sont des sé-
quences embarquées par le constructeur et propres au logiciel d'acquisition. 
Nous les citons selon l'ordre de leur utilisation. 
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i. Réglage du « wobbling » : 
Quelques spectromètres et particulièrement ceux qui sont utilisés pour analyser les carottes et 
échantillons de roche ont un outil de réglage connu sous le nom de wobble box ou wobbling. Il per-
met à l'utilisateur de régler la sonde de radio-fréquences (RF). Le wobbling oscille dans un inter-
valle de fréquences, autour d'une valeur spécifiée, et enregistre la réponse de la sonde RF. 
La capacité de réglage C peut être variée jusqu'à ce que la fréquence de résonance de la sonde 
coïncide avec celle de l'aimant. Le réglage se fait manuellement avec le bouton rotatif situé derrière 
la sonde.  
 
ii. Réglage de l'offset : 
 
L'offset est le décalage dans la fréquence de résonance qui se produit dans tout appareil de me-
sure RMN. La fréquence idéale de l’appareil est 2.5MHz, appelé SF sur le logiciel d'acquisition 
RiNMR fourni par Oxford Instruments. Toutefois, nous ne pouvons travailler qu’à une fréquence de 
SF+O1 où O1 est l’offset corrigé dans le logiciel RiNMR. O1 est de l’ordre de 50kHz. La mesure 
FID (free induction decay) est la seule qui nous permette de régler cet offset. 
Cela se fait en ajustant la FID hors résonance comme peut le montrer la figure III.C.5 avec la 
commande SETO1 embarquée sur RiNεR. 
 
Figure III.C.4: résultat du réglage du wobbling 
 
Figure III.C.5: FID avec un offset non ajusté 
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Nous rappelons que la FID consiste en deux pulses, un de rotation de l'aimantation d'un angle /2, donc de l'axe z au plan (xy), et l'autre d'acquisition sur le plan (xy). Le cycle de phases de ces 
deux pulses sont : {�1 =  ʹͳ � =  ʹͳ  
Les chiffres 0, 1, 2, 3 correspondent aux axes +x, +y, -x, -y dans le plan (xy). 
iii. Réglage du temps d'application du pulse π /2 : 
Soit t90 le temps d'application du pulse radio-fréquence appelé π/2 ou 90° de fréquence ωrf. Le 
produit de ce dernier avec le précédent est égal à l'angle π/2 (90°) qui est défini par la relation:  ଽ ⋅  ௥௙ = గ    (21) 
t90 est donc le temps nécessaire pour que l'aimantation résultant effectue une rotation de 90° et passe 
de l'axe de précession z au plan d'observation (xy). 
Nous l'ajustons avec une séquence appelée TRN90T en modifiant les valeurs de t90 en vol pour 
que le signal ressemble le plus à un signal carré. En théorie, ce signal doit être carré avec une partie 
nulle et une autre maximale alternant les signes. En pratique, la partie devant être nulle ne l’est 
jamais. C’est pour cela que nous devons observer les parties réelle et imaginaire du signal jusqu'à ce 
qu’elles se juxtaposent. Il est possible que cela soit observable pour différentes valeurs de t90. Dans 
ce cas, nous prenons le temps le plus court. 
Sur la figure III.C.6, nous observons une optimisation réalisée du temps t90. 
iv. Réglage du temps d'application du pulse π : 
Si nous posons cette fois-ci t180 le temps d'application du pulse radio-fréquence appelé π ou 180° 
de fréquence ωrf, alors le produit de ces deux paramètres est égal à l'angle π (180°) :  1଼ ⋅  ௥௙ = �.    (22) 
Figure III.C.6 : Séquence permettant d'optimiser le temps t_90 
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Avec la séquence TRN180T, du logiciel RiNεR, nous cherchons à minimiser le signal en variant 
la valeur de t180. Notons qu’en général on a  t180 ≠ 2 t90. 
 
v. Réglage de la position verticale : 
Ce n'est pas un réglage de l'appareil en soi. Nous intervenons manuellement sur la position 
verticale de l'échantillon en réglant la hauteur du porte-échantillons. Néanmoins, nous avons besoin 
d'une séquence pour nous assurer du centrage. Pour cela, nous utilisons la séquence PROFTRIG. 
Après la transformée de Fourier du signal acquis, nous obtenons un profil d’aimantation 1D de 
notre échantillon (voir figure III.C.8). Le haut de notre échantillon correspond à la droite de la 
figure. 
vi. Nécessité de réglage de l’homogénéité du champ magnétique : 
Après une longue sollicitation des bobines de gradient de champ, le champ magnétique perma-
nent peut être affecté et son homogénéité déréglée. Afin de régler cette dernière, nous effectuons ce 
que nous appelons le réglage des shims. Ces derniers sont constitués de shims mécaniques, reliés 
aux bobines de gradient de champ, et de shims électroniques consistués de potentiomètres. Notre 
méthode de réglage consiste à commencer par les shims mécaniques. Nous modifions l’off-set pour 
Figure III.C.7 : Séquence permettant d'optimiser le temps t180 
Figure III.C.8 : Profil d'un échantillon lors du réglage de la position verticale 
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que système se mette hors résonance. Avec une clé en béryllium, nous tournons les boulons jusqu’à 
ce que l’enveloppe du signal de la FID (figure III.C.5) s’annule au temps le plus long.  
Le réglage des potentiomètres est fait en visualisant la transformée de Fourier de la FID jusqu’à 
ce que nous obtenons une largeur à mi-hauteur 1/(πT2*) inférieure à 100ppm suivant les consignes 
du constructeur.  
Grâce à la maîtrise de ces réglages des économies sont réalisées sur les plans financiers et dans le 
temps. 
e) L'acquisition et la mesure : 
Après avoir cité cette série de réglages nécessaires, nous tenons à préciser que mis à part le ré-
glage du wobbling, tous les autres nécessitent la présence d'un échantillon à l'intérieur de la sonde. 
i. L'échantillon 
Nous séparons nos échantillons en deux catégories. La première est ce que nous appelons les 
fluides (liquides) en volume ou en bulk. La seconde est ce que nous désignons par l'appellation de 
fluides en confinement. Le fluide, c'est-à-dire le liquide, est confiné dans le milieu poreux de 
l'échantillon de roche. 
a. Le fluide en volume : 
Dans ce cas-ci, le fluide est contenu dans un flacon fermé. Nous ne cherchons pas à reproduire 
les volumes poreux. C'est pour cette raison d'ailleurs qu'il y a lieu de modifier certains paramètres 
de l'acquisition. Si nous posons Ns le nombre d'acquisitions, Np le nombre de protons dans le fluide 
et I/B  le rapport du signal sur le bruit de la réponse RMN, nous pouvons écrire : �/ܤ  √ � �  (23) 
Ceci nous permet de diminuer Ns et ainsi la durée totale de l'acquisition. Cette dernière est linéai-
rement proportionnelle à Ns. Cependant, il faut prendre en compte un autre paramètre qui est le gain 
du récepteur, appelé RG (receiver gain). Le signal RMN peut facilement saturer le récepteur de 
l'instrument dans le cas d'un fluide en volume. 
Nous avons utilisé le même procédé pour toutes les mesures RMN que nous avons effectuées sur 
des fluides en volume. Nous avons utilisé le même type de flacon. Nous essayons de ne pas dépas-
ser le volume de 30 cm³. La préparation est donc très simple. Dans le cas de l'huile brute ou du fil-
trat de boue de forage, nous avons agité les flacons de stockage de ces fluides avant d'en verser dans 
les flacons à introduire dans la sonde. 
Ce dernier flacon peut être mis dans le porte-échantillon en verre fourni par le fabricant et 
introduit dans la sonde de mesure. 
b. Le fluide en confinement : 
Nous parlons de confinement lorsque le fluide est confiné dans le milieu poreux. Autrement dit 
lorsque nous saturons les pores d'un échantillon de roche avec ce même fluide. 
Pour saturer un échantillon, nous devons suivre ce protocole. L'échantillon est retiré de l'étuve 
maintenue à 50 C. Il est transporté dans notre salle dans un dessiccateur qui empêche les vapeurs 
d'eau de s'introduire dans les pores de l'échantillon. Il est ensuite pesé et la masse est notée msec. Cet 
échantillon est ensuite inséré dans une gaine en viton. Il est piégé avec deux grilles de chaque côté. 
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Cette gaine est introduite dans une cellule de type Hassler. Elle est sertie par une pression radiale 
d'au moins 20 bar. 
Le vide est réalisé dans l’échantillon de roche grâce à une pompe adaptée. Bien que nos échantil-
lons de grès de Bentheimer soient perméables et poreux, cette étape nécessite quelques heures. Pour 
gagner du temps, nous nous arrangeons pour lancer cette opération la nuit. 
Après le vide, nous injectons le fluide avec une pompe qui nous permet d'imposer le débit. Nous 
balayons et faisons circuler au moins trois fois le volume poreux pour nous assurer de balayer toute 
poche d'air piégée dans notre circuit comprenant l'échantillon. 
L'injection s'effectue à travers les diffuseurs de la cellule. Une saturation préalable des tubes in-
férieurs est opérée car l'injection se fait par le bas vers le haut pour ne pas dépendre de la gravité. 
Un test appelé P/Z est effectué après le balayage. Il permet de vérifier si des bulles d'air ne se 
sont pas piégées lors du balayage de l'échantillon par le fluide. Ce test s'effectue en deux étapes. 
Nous injectons le fluide dans la cellule en fermant la sortie, donc en imposant une pression sur ce-
lui-ci puis nous fermons l'entrée. La pression imposée est de l'ordre de 20 bar. La seconde étape est 
l'ouverture de la sortie et la mesure de la hauteur d'eau éjectée. 
À 25 °C, la compressibilité  de l'eau par exemple est autour de 4.52 10-10 Pa-1 suivant la rela-
tion : ߚ = −1� ሺడ�డ�ሻ்   (24) 
Soient les deux états suivants 1 et 2 avec ces paramètres (V1, P1) et (V2, P2). Et en supposant  
constant entre ces deux états, nous obtenons : �మ�భ = expሺߚሺ 1 −   ሻሻ   (25) 
Sachant que P1=20 bar (2 10΂ Pa), P2=1 bar (10΁ Pa) et = 4.52 10-10 Pa-1, nous obtenons �మ�భ = ͳ.  ͳ   (26) 
Nous mentionnons la précision pour souligner l’invariance du volume d'eau en fonction de la 
pression imposée. 
Lors de l'ouverture de la sortie, la hauteur d'eau que nous mesurons est due à la présence de 
poche d'air, de bulles et non à la compressibilité du fluide. 
Après la saturation de l'échantillon de roche, celui-ci est précautionneusement retiré de la cellule 
ensuite de la gaine. Nous le nettoyons avec un papier approprié pour éliminer le fluide à la surface 
de l'échantillon. Nous le pesons dans les mêmes conditions qu'avant la saturation. Sa masse sera 
notée msat. A partir de cette masse et de la masse de l'échantillon à sec, msec, nous pouvons vérifier 
l'état de la saturation en utilisant la masse volumique du fluide saturant :  ௦௔௧ = ሺ ௦௔௧ − ௦௘௖ሻ  ௙௟௨� ௘⁄    (27) 
La dernière étape dans la préparation de ce type d'échantillon est le recouvrement de celui-ci par 
un film pour éviter toute dé-saturation et tout contact avec l'air ambiant. 
Maintenant que l'échantillon de roche est proprement saturé et enveloppé, il peut être mis dans le 
porte-échantillon et introduit dans la sonde de mesure RMN. 
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ii. La mesure : 
Après la préparation de l'échantillon, nous procédons aux réglages de l’appareil et des para-
mètres avec ce dernier dans la sonde. 
Sans revenir dans le détail des réglages, notons juste l'utilisation du temps de relaxation longitu-
dinale de l'eau en volume pour le réglage de l'offset, donc pour la mesure FID. Nous le faisons de 
façon systématique car le temps d'acquisition de celle-ci n'est pas élevé. Si nous posons ce temps de 
relaxation égal à 3 s nous aurons un temps RD (repeat delay) estimé à 17 s. Nous pouvons définir 
RD comme étant le temps séparant deux acquisitions successives. Il est égal à la durée de tous les 
pulses et impulsions à laquelle nous ajoutons 5T1. 
Toutefois, nous distinguons le temps de la mesure du temps d'acquisition. Le premier est le 
temps que nécessite une mesure dans son intégralité, du moment de son lancement à l'instant de la 
sauvegarde de la dernière donnée. Le second est le temps que nous récupérons avec les données. 
Comme nous l'avions mentionné, le nombre d'acquisition Ns diffère en fonction de la nature de 
l'échantillon. Si ce dernier est un fluide en volume nous nous contentons d'une valeur de Ns =4. Ce 
qui nous fait une mesure d'une durée de 68 s. S'il est un fluide en confinement nous prenons une 
valeur de Ns =16 et une durée de la mesure de 272 s. 
Après cette première mesure FID, pour le réglage de l'offset, et les autres réglages, une seconde 
mesure FID est effectuée ainsi qu'une vérification des durées des pulses π/2 et π. 
 
Lorsque l'étape des réglages est terminée, nous procédons à une mesure-test. Dans le cas de la 
mesure du temps de relaxation transversale T2, nous utilisons la séquence dénommée CPMG (Carr-
Purcell-Meiboom-Gill). Pour cela, nous effectuons une estimation de ses paramètres. Si nous con-
naissions le temps de relaxation T2,max, nous aurions pu estimer le temps de l'acquisition de la dé-
croissance de l'aimantation à un peu plus de 5T2,max. 
Ces paramètres sont le nombre d'échos Néch et le demi-temps inter-échos τ. Par défaut, nous sé-
lectionnons pour cette séquence la sauvegarde d'un point par écho. Le nombre de points acquis est 
égal à Néch+1. Le temps d'acquisition est égal à 2τNéch. Comme nous ne pouvons avoir le temps t=0, 
l'aimantation décroit d'un temps t proche de zéro au temps 2τNéch. 
Dans le cas où nous ignorons s'il y a un seul temps de relaxation T2 ou une distribution de celui-
ci, nous faisons une estimation du T2,max en fonction de l'échantillon. Si c'est un fluide en volume et 
s'il est visqueux nous divisons le temps de relaxation de l'eau par la valeur de la viscosité de ce 
fluide. S'il est en confinement, nous majorons la valeur de ce temps de relaxation par l'unité en se-
condes. 
L'autre paramètre à prendre en compte lors de la fixation du RD, est le temps de relaxation T1. 
Dans le cas d'un fluide en volume nous le supposons égal au temps de relaxation T2. Dans le cas 
d'un fluide en confinement, nous prenons T1=1.5T2. 
 
Figure III.C.9 : 1e étape de la mesure, réglages préalables 
Réglages : 
- Offset & wobbling
- Durées de π/2 & π 
- Positionnement vertical
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Après cette estimation des paramètres de la séquence CPMG, nous effectuons une mesure de la 
décroissance de l'aimantation en fonction du temps. Le nombre d'acquisitions et le gain du récep-
teur, appelés également Ns et RG dans ce cas-ci, sont fonctions également de la nature de l'échantil-
lon. Pour le gain, nous avons fixé ses valeurs à 30 dans le cas d'un fluide en volume et à 60 dans le 
cas d'un fluide en confinement. Le nombre d'accumulations Ns est généralement pris de telle façon à 
être le plus petit possible. Nous prenons Ns =8 pour les fluides en volume et Ns =32 ou 64 pour le 
fluide en confinement.  
 
Parfois, lorsque le T2 estimé est très court, nous pouvons le voir sur la courbe d'acquisition qui 
est loin d'atteindre zéro. Nous pouvons l'arrêter en vol, corriger nos estimations et la relancer. 
D'autres fois, à la fin des accumulations, la courbe d'aimantation montre une décroissance rapide 
donc un temps pour laquelle elle s'annule plus court. 
Pour pouvoir vérifier nos paramètres, nous effectuons une inversion Laplace à une dimension 
(voir III.B.3). De cette inversion, nous obtenons la distribution des temps de relaxation f(T2). Dans 




La raison pour laquelle nous optons pour la mesure du temps de relaxation T2 au lieu du temps 
de relaxation T1, est la durée courte de la séquence CPMG comparée à la séquence inversion-
recovery. 
Dans le cas de cette dernière, les étapes à suivre pour bien effectuer la mesure sont les mêmes. 
Cependant, la durée de la mesure est trop élevée. Si nous voulons mesurer ce temps et acquérir 30 
points logarithmiquement équidistants avec un nombre accumulation Ns =8, il faut compter : {∑ ሺ � +  �1ሻ�=  �=1 ∗ 8  ⩽  � ⩽  �1 (en s) 
Alors que dans le cas de la séquence CPMG, la durée de la mesure, pour Ns égal, est de : ሺ �1 + ʹ  é௖ℎሻ ∗ 8(en s) 
 
Figure III.C.10: 2e étape, estimation des paramètres de la séquence CPMG 
Réglages : 
- Offset & wobbling
- Durées de π/2 & π 
- Positionnement vertical
Estimation des 
paramètres de la 
CPMG 
 
Figure III.C.11: Dernière étape, mesure et vérification 
Estimation des 
paramètres de la 
CPMG 
Réglages : 
- Offset & wobbling
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Sachant que dans le cas de la séquence CPMG, nous avons Néch+1 points et dans le cas de la sé-
quence inversion-recovery nous en avons 30, ceci augmente considérablement le bruit. 
Le rapport signal sur bruit est meilleur pour la séquence CPMG et la durée d'acquisition est plus 
courte. Voici les raisons qui nous poussent à opter pour cette mesure-ci. 
2. Mesure en température et pression: 
Jusque-là, les mesures RMN se font dans les conditions de la pièce où se trouve notre dispositif 
expérimental. Comme nous l'avons mentionné précédemment, l'aimant est à température constante 
et lors de l'utilisation des gradients, la circulation d'eau à l'intérieur de ces derniers permet à la 
sonde de ne pas chauffer. 
Pour pouvoir effectuer des mesures en température et également en pression, nous disposons 
d'un dispositif contenant une cellule similaire sur le mode de fonctionnement à la cellule de Hassler. 
Ce dispositif est fabriqué par ErgoTech. Il est composé de la cellule qui occupe l'emplacement 
vertical à l'intérieur de la sonde radio-fréquence. Ceci nous facilite le positionnement vertical de 
l'échantillon qui devient une étape caduque. Le dispositif comprend également deux colonnes con-
tenant les tubes d'injection et de récupération. Nous les désignons par les appellations suivantes : 
« colonne du haut » et « colonne du bas ». 
La cellule est composée d'un porte-gaine en alliage de PEEK et fibre de verre. La gaine est por-
tée par deux cylindres creux autour desquels elle est accrochée avant que l'ensemble ne soit intro-
duit dans le porte-gaine. La gaine est en viton. 
Nous installons d'abord la cellule pour la positionner de façon parallèle à la sonde. Pour éviter de 
démonter les supports des colonnes, nous avons fixé une fois pour toutes ceux-ci sur la table non-
magnétique. Nous avons pris le soin de poser le spectromètre de façon à ne pas le déplacer ultérieu-
rement. Ensuite nous fixons la colonne du haut et après en même temps que nous introduisons 
l'échantillon de roche saturée ou à saturer avec la colonne du bas. 
Le dispositif nous permet d'appliquer une pression axiale grâce à une manivelle. Cette dernière 
nous permet également de régler la hauteur de la cellule. La pression axiale doit être supérieure à la 
pression radiale que nous appliquons grâce à un moteur livré par le fabricant. Nous gardons en pré-
caution une différence de 30 bar entre ces deux pressions. Comme lors de l'injection la pression du 
fluide peut dépasser 10 bar, nous fixons la pression radiale de sertissage à 30 bar et la pression 
axiale à 60 bar. 




Le moteur est utile lorsque nous avons besoin d'augmenter la température de l'échantillon. Sinon, 
nous pouvons nous en passer en utilisant un montage annexe utilisant l'azote pressurisé. 
Nous utilisons une huile perfluorée, de marque Galden, pour la pression de sertissage et le 
transfert de température. 
Pour mettre l'échantillon à une température donnée, nous avons besoin, en effet, du moteur de la 
pompe mais également d'un serpentin échangeur de chaleur et d'un bain chauffant pour la maintenir. 
  
 
Figure III.C.12 : Cellule P,T avec les colonnes et les supports 
 
Figure III.C.13 : Caisson contenant le serpentin échangeur de chaleur, le bain chauffant 
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D. Interprétation des données : 
Comme nous l'avons décrit dans la partie III.C.1.b, ce ne sont pas les temps de relaxation ou bien 
le coefficient de diffusion qui sont directement mesurés. Ce sont les aimantations Mz(t) et Mx(t) pour 
obtenir les temps de relaxation et l'amplitude du signal A(g) pour obtenir le coefficient de diffusion. 
Nous rappelons que l'aimantation Mz(t) est fonction du temps de relaxation longitudinale T1 par 
l'équation �௭ሺ ሻ = �∞ሺͳ − ʹexpሺ− �1⁄ ሻሻ,   (30) 
l'aimantation Mx(t) est fonction du temps de relaxation transversale par l'équation �௫ሺ ሻ = �௫ሺ ሻexpሺ− � ⁄ ሻ   (31) 
et l'amplitude du signal A(g) est fonction du coefficient de diffusion par l'équation ܣሺ ሻ = ܣሺ ሻexpሺ−  ߛ ߜ ሺ� − ߜ  ⁄ ሻ�ሻ.   (32) 
L'aimantation Mz(t), dans le cas d'un fluide, est proportionnelle à la somme des aimantations, 
suivant z, de tous les protons présents dans le volume. Dans le milieu poreux, où les tailles des 
pores sont distribuées, les impuretés paramagnétiques, sources de relaxation, sont aléatoirement 
réparties sur les surfaces de ces derniers. Dans le cas d'un fluide complexe comme l'huile brute, les 
molécules sont diverses. Les protons sont dans un environnement hétérogène. Leurs temps de re-
laxation longitudinale sont, donc, distribués. 
Rappelons que le temps de relaxation longitudinale mesuré est une somme des contributions du 
volume et de la surface 1்భ = 1்భ,್�೗ೖ + 1்భ,ೞ�ೝ೑ೌ೎೐.   (33) 
Il y a une distribution du temps de relaxation longitudinale s'il y a une hétérogénéité dans la 
composition moléculaire du fluide en volume ou une distribution dans les tailles des pores. 
L'aimantation εz(t) devient �௭ሺ ሻ = �∞ ∫ ሺͳ − ʹexpሺ− �1⁄ ሻሻభ் �் భሺ�1ሻ �1   (34) 
où �் భሺ�1ሻest la distribution des temps de relaxation longitudinale. Elle correspond à la distribution 
des populations en fonction de leur nature et de leur environnement. 
L'aimantation εx(t), quant à elle, devient �௫ሺ ሻ = � ∫ expሺ− � ⁄ ሻ�் మሺ� ሻ � మ்    (35) 
et l'amplitude A(g) ܣሺ ሻ = ܣ ∫ expሺ−  ߛ ߜ ሺ� − ߜ  ⁄ ሻ�ሻ��ሺ�ሻ �� .  (36) 
Lorsqu'une mesure de Mz(t), de Mx(t) ou de A(g) est effectuée, nous observons sur les courbes 
d'acquisition un bruit dû aux contributions électroniques et thermodynamiques. L'équation (35) de-
vient, en y ajoutant, la contribution du bruit de la mesure İ(t) �௫ሺ ሻ = � ∫ expሺ− � ⁄ ሻ�் మሺ� ሻ � మ் + ߝሺ ሻ   (37) 
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Cette équation est identifiable à l'équation intégrale de Fredholm du premier ordre (FRED-
HOLM, 1903 ; DAVIEZ, 2002). 
En supposant le bruit gaussien, de moyenne nulle, nous arrivons à résoudre l'équation grâce à 
l'opération que nous appelons inversion de la transformée de Laplace (ILT pour inverse Laplace 
transform). 
Sans entrer dans les détails des calculs et des opérations, nous présenterons un schéma de cette 
méthode. Celle-ci s’appuie sur l'algorithme décrit dans l'article de VENKATARAMANAN et al 
(2002). 
Considérons une séquence à une dimension qui permettra d'obtenir la distribution des temps de 
relaxation T2. La matrice des données peut être écrite sous la forme matricielle suivante : � =  మ் +    (38) 
où   మ்est le noyau associé à la relaxation transversale.  
L'inversion de l'équation 38 est en général mal conditionnée dans le sens où une légère variation 
de M peut induire une perturbation importante de F. Les méthodes de résolution de ce problème ont 
beaucoup été discutées dans la littérature. Parmi celles-ci, il y a la méthode qui utilise la régularisa-
tion de Tikhonov, qui obtient une solution à travers une minimisation de l'expression :  ̂ =       ⏟   [∥∥� −  మ் ∥∥ +  ∥ ∥ ] (39) 
où ||F||² représente la norme d'une matrice au sens de Frobénius. 
La première étape consiste à compresser matrice des données obtenues M. Nous utilisons, pour 
cela, le noyau KT2 = exp(-t/T2) (ou KT1 = (1- exp(-t/T1)) ou KD = exp(-kD) suivant les cas) dans cet 
exemple. Nous utilisons les valeurs d'acquisition de t et nous entrons des valeurs de T2. Ensuite 
nous effectuons une décomposition en valeurs singulières de ce noyau. Cette SVD nous sert à com-
presser le noyau et la matrice des données pour réduire le temps de calcul.  
La deuxième étape consiste à utiliser la méthode dite BRD (BUTLER et al, 1981) pour transfor-
mer le problème d'optimisation sous contrainte à un problème d'optimisation sans contrainte.  
La troisième étape est la minimisation de la fonction erreur afin d'obtenir une valeur optimale du 
terme de régularisation . Cette dernière permettra de trouver une solution plus stable. 
La dernière étape est l'utilisation de la valeur optimale de  pour calculer la fonction à optimiser 
F. 
Cette méthode a l'avantage d'être plus rapide que la méthode de maximum d'entropie. Elle est 
mathématiquement plus rigoureuse que la méthode de décomposition en fonctions orthogonales. 
Néanmoins, elle a des inconvénients. Elle est limitée par le rapport du signal sur le bruit et par la 
faiblesse du critère de sélection de la valeur optimale de . 
Cet algorithme est exécuté avec des scripts Matlab adaptés aux différentes configurations à partir 
du programme initial de J.-P. Korb. 






Nous avons sélectionné un grès de Bentheimer et ce choix a été fait pour les raisons suivantes. Il 
est très poreux avec plus de 20 % de porosité, perméable avec une perméabilité de l’ordre de 2000 
mD et contient peu d'argile. Les mesures RMN que nous avons effectuées sur ce grès confirment 
notre choix. Nous connaissons les propriétés des trois fluides. Le rapport de leur viscosité est de 3 et 
10 successivement. Nous maîtrisons le spectromètre RMN et le programme d'inversion de la trans-
formée de Laplace qui est mature. Il ne nous reste donc qu'à explorer les réponses RMN de ces 
fluides et leur comportement dynamique en volume ou confinés dans les pores du grès de Benthei-
mer.   
 
Figure III.C.14 : Diagramme de l'algorithme utilisé 
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Structure et dynamique des fluides pétroliers en volume et 












Ce chapitre est consacré à la présentation détaillée des résultats de RMN à une et deux 
dimensions. Nous montrons que le signal RMN permet d’obtenir le volume poreux occupé par un 
fluide d’une carotte extraite d’un puits sans altérer son état physique. L'intérêt porté sur la mesure 
RMN à deux dimensions est plus particulièrement exposé. Nous avons insisté sur les mesures par 
RMN multi-échelles donnant des informations sur la structure et la dynamique des fluides pétroliers 
en volume et en confinement. Toutes ces mesures ont pu être réalisées dans des expériences 
d’imbibition-drainage à température et pression variables en présence de trois fluides pétroliers 
(saumure/huile brute avec asphaltène/boue de forage). Les spectres de corrélation de ces différents 
fluides sont suffisamment différents pour pouvoir quantifier continument les saturations et les 
coefficients de diffusion de ces trois fluides pétroliers à toute étape de l’imbibition et du drainage.  
Ceci, constitue une première dans le domaine pétrolier qui nous a permis de répondre au cahier des 
charges imposé par l’entreprise industrielle Total.   
L'homme est ainsi, cher monsieur, il a deux 
faces : il ne peut pas aimer sans s'aimer.  
A. Camus, La Chute. 
 




A. Mesures RMN à une dimension : 
Nous avons décrit, dans la partie II.B.2, les séquences usuelles en RMN bas champ ainsi que le 
banc expérimental dont nous disposons. Nous les qualifions de mesures car elles nous permettent 
d'obtenir une fonction de distribution d'un paramètre en particulier. Ceci sera expliqué dans le détail 
lorsque les mesures à deux dimensions seront discutées. 
Parmi les mesures à une dimension (1D) dont nous allons discuter, il y a la FID (free induction 
decay), l'inversion-recovery (inversion-récupération) qui nous permet de mesurer le temps de 
relaxation longitudinale, la « CPMG » qui nous permet de mesurer le temps de relaxation 
transversale et pour finir la séquence de gradient de champ pulsé « PFG « et son utilisation pour 
obtenir le coefficient de diffusion. 
Nous avons choisi de présenter les résultats suivant les types d'échantillons, en volume ou en 
confinement, et par nombre de fluides saturant le milieu poreux. 
1. La FID et son utilisation pour retrouver le volume poreux 
accessible : 
Nous avons présenté l'utilisation de cette mesure pour régler l'offset de fréquence de l'appareil. 
Elle est également utilisée pour vérifier et effectuer les réglages des shims mécaniques et 
électroniques de l'appareil. Nous n'allons pas décrire ces réglages.  
Nous savons que dans le signal acquis lors de l'opération d'une FID, l'intensité du signal RMN est 
proportionnelle au nombre de protons de l’échantillon. Dans le cas d'un fluide, l'intensité de ce 
signal est proportionnelle au nombre de protons portés par les molécules de fluide. C'est cette 
proportionnalité qui nous intéresse dans cette partie.  
Dans ce but, nous avons varié le volume de l'échantillon constitué d'un fluide en volume et avons  
lancé la séquence « FID ». Dans cette étude, nous n'avons nullement effectué d'extrapolation aux 
premiers points. Nous avons pris les cent premiers points de l'atténuation temporelle du signal de 
l'aimantation. Nous avons opéré une régression affine sur ces points pour ensuite recalculer 
l'ordonnée correspondant au premier temps d'acquisition. Ce temps ne peut être inférieur à 66.85 μs, 
qui est le temps mort du spectromètre. 
Nous montrons un exemple de cette opération sur la figure IV.A.1. En supposant que ces points 
décroissent linéairement, nous obtenons la droite en noir sur cette figure. Nous effectuons cette 
opération avec un script MATLAB que nous avons écrit. Il nous permet de le faire automatiquement.  





Nous avons effectué cette opération pour vérifier la calibration de l’appareil mais également pour 
tracer les réponses des fluides en fonction des volumes.  
Nous rappelons que le signal de RMN est proportionnel au nombre d'acquisitions Ns alors que le 
rapport signal sur bruit est quant à lui proportionnel à Ns. Le signal évolue logarithmiquement en 
fonction du gain du récepteur RG. C'est pour cette raison-ci que l'opération de calibration a été 
effectuée pour les deux valeurs de RG les plus utilisées dans notre étude, à savoir RG=30 et 60. 
Sur les figures IV.A.2 a,b et c, nous avons tracé la valeur du premier point de notre régression en 
fonction du volume. Nous l'avons effectué pour les trois différents fluides pétroliers utilisés. Ces 
figures correspondent à un gain du récepteur de 60. Les résultats ont également été obtenus pour un 
gain du récepteur RG=30. L'intérêt de cette opération est de vérifier la linéarité de la réponse RMN 




(a) saumure (b) huile brute (c) filtrat de boue de forage 
Figure IV.A.2 : Variation du signal RMN en fonction du volume pour les différents fluides 
Après l'obtention de ces points, nous imposons l'origine et effectuons une autre régression 
linéaire pour obtenir la pente qui nous permettra de relier le volume du fluide au signal RMN. Nous 
rapportons dans la table IV.A.1 les valeurs des pentes obtenues à partir de ces droites. 
 
 
Figure IV.A.1 : Régression linéaire sur les premiers points de la FID 





(cm-3) Saumure Huile brute Filtrat de boue 
RG=30 782 743 756 
RG=60 1670 1578 1610 
Table IV.A.1 : Pente de la droite de calibration pour différents fluides à RG différents 
Le rapport du signal RMN d'un fluide par rapport à celui de l'eau est appelé indice d’hydrogène 
(hydrogen index HI). Nous avons calculé cet indice hydrogène pour l'huile brute et le filtrat de boue 
de forage. Ces valeurs sont regroupées à la Table IV.A.2. Notons donc que cet indice de l'hydrogène 
est presque égal à l'unité. Il nous servira lorsque nous estimerons les saturations distinctes des 
fluides. 
HI Huile brute Filtrat de boue 
RG=30 0.95 0.97 
RG=60 0.95 0.96 
Table IV.A.2 : L'indice de l'hydrogène pour les fluides 
Revenons à la figure IV.A.1. Ces points sont extraits d'une FID effectuée sur un échantillon 
d'huile brute en confinement dans un échantillon de grès de Bentheimer. Cette FID a été effectuée 
avec un nombre d'acquisition Ns=32. Il est à rappeler que le gain du récepteur est égal à 40 dans 
cette étude-ci. Ce qui nous a amené à effectuer des mesures du signal en fonction de deux volumes 
d'huile brute à cette valeur de gain. La valeur obtenue de la pente est 1133 cm-3.  
Le premier point du signal a une ordonnée de 4.56 105. Nous rappelons que la valeur du temps 
correspondant à cette ordonnée est de 66.85 μs. Avec notre droite de régression nous obtenons une 
valeur de l'ordonnée de 4.475 105. En appliquant une règle de trois et en utilisant le nombre 
d'acquisition Ns, nous obtenons un volume de 12.29 cm³. Cette valeur n'est pas loin de celle du 
volume poreux mesurée à l'hélium qui nous donne 12.35 cm³. 
Le volume obtenu en utilisant le signal RMN de la FID est donc proche du volume poreux 
mesuré avec de l'hélium. Rappelons que le fluide occupe le volume poreux qui lui est accessible.  
2. L'utilisation de la PFG pour calibrer les gradients de champ 
magnétique : 
Dans le logiciel RiNMR d’Oxford Instruments, il y a des données que nous pouvons modifier et 
parmi elles un paramètre qui lie la valeur du gradient de champ magnétique au courant. Nous 
rappelons que nous avons utilisé le bouchon STATIC lors de l'exécution de cette séquence. 
Comme nous travaillons sur des systèmes complexes conjuguant un milieu poreux et des fluides 
complexes, nous n'avons pas recours à cette séquence dans nos études. L'utilité de cette séquence 
est surtout de vérifier la valeur ce paramètre du logiciel RiNMR qui nous permet de remonter à la 
valeur du gradient de champ magnétique appliqué en G/cm ou T/m. 
Sur la figure IV.A.3, nous montrons l'atténuation A(g)/A(0) de l'écho de spin avec gradient A(g) 
par rapport à celle sans gradient A(g=0) tracée avec un logiciel fourni par le fabricant. Le logiciel 
récupère les données de l'atténuation qui consiste en plusieurs FID acquises pour différentes valeurs 




de la durée d’impulsion de gradient δ, à temps inter-gradient Δ et g constants. Ce logiciel trace le 
logarithme népérien de A(g)/A(0) en fonction du produit γ²g²δ²(Δ-δ/3). Dans ce cas-ci, ce qui est 
considéré être A(0) est uniquement le premier point de la FID à la valeur la plus petite de δ. 
La figure a été obtenue pour de l'eau dopée en MnCl2. Ce composé paramagnétique est utilisé 
pour raccourcir les temps de relaxations longitudinale et transversale. Cela nous permet d'accélérer 
l'acquisition. 
Nous voyons sur la figure IV.A.3 une case entourée en rouge D=2.19 10-9 m2/s. Elle correspond à 
la valeur du coefficient de diffusion calculé à partir des données mesurées. Cette valeur est 
comparée aux valeurs tabulées du coefficient de diffusion de l'eau à la même température.  
 
3. La relaxation transversale dans les fluides pétroliers : 
La distribution de temps de relaxation transversale peut être mesurée avec la séquence CPMG en 
utilisant le programme d'inversion de la transformée de Laplace. Néanmoins, nous ne savons pas 
quel sera le comportement de ces fluides dans les différentes configurations.  
Nous allons montrer dans cette partie l'intérêt d'une telle séquence pourtant connue et utilisée 
dans les puits de production de pétrole.  
a) La relaxation transversale dans la saumure : 
Afin de valider notre séquence expérimentale d'acquisition d'une CPMG, nous l'avons effectuée 
sur un échantillon de saumure en volume. La préparation de cet échantillon a été décrite 
précédemment. C'est un volume de 20 cm³ contenu dans un flacon approprié. La saumure, nous le 
rappelons est faite avec les concentrations de 45 g/l de NaCl et 5 g/l de CaCl2. Après introduction 
de cet échantillon dans la sonde RMN et après tous les réglages, nous avons effectué cette mesure 
suivant le protocole décrit dans la partie précédente. 
Après l'obtention des données, nous avons inversé le signal de la décroissance de l'aimantation 
avec notre programme d'inversion de la transformée de Laplace. Nous obtenons la courbe située à 
 
Figure IV.A.3 : Tracé des données acquises avec la séquence PFG 




droite de la figure IV.A.6. Cette courbe représente la distribution des temps de relaxation 
transversale de la saumure en volume. Soulignons la forme très fine de cette distribution qui se 
résume en un pic centré en une valeur de T2 = 2.5 s. Cette dernière valeur est le temps de relaxation 
transversale bien connu de l'eau en volume en présence d'oxygène paramagnétique dissous. Cette 
valeur s’explique par la modulation des interactions dipole-dipole intra- et intermoléculaire de l’eau 
par les diffusions de translation et de rotation de cette molécule. Nous pouvons conclure à ce niveau 
que notre séquence CPMG et notre programme d'inversion de la transformée de Laplace donnent 
des résultats conformes à la règle.  
Après la validation de la séquence, nous passons à un échantillon du grès Bentheimer que nous 
saturons avec cette même saumure. Nous passons donc à un système plus complexe à cause du 
réseau poreux. Nous verrons plus tard que la liste des échantillons du grès Bentheimer saturés en 
saumure n'est pas courte. Néanmoins, pour le moment, nous n'allons présenter qu'un seul résultat 
pour montrer les effets du milieu poreux sur la relaxation transversale dans la saumure. 
La courbe de gauche sur la figure IV.A.6 reflète la distribution des temps de relaxation 
transversale dans la saumure en confinement. Nous rappelons que les temps de relaxation sont 
extrêmement sensibles à la présence d'impuretés paramagnétiques. 
 
Nous pouvons confirmer à partir de la courbe de gauche de la figure IV.A.6 que les molécules 
d'eau interagissent avec les parois du milieu poreux en accord avec les mesures Sgr effectuées sur un 
de ces échantillons (voir figure IV.A.14). Cette opération consiste à mesurer par l’ascension 
capillaire du fluide dans le réseau poreux son affinité à tel ou tel fluide (DELCLAUD, 1991). Nous 
avons montré dans le chapitre précédent que le modèle d’échange biphasique rapide montre que la 
partie surfacique de 1/T2 qui domine dans les mesures est proportionnelle au rapport surface sur 
Figure IV.A.6 : distribution des T2 pour un échantillon de 
saumure en volume et en confinement 




volume de l’échantillon poreux. La distribution des temps de relaxation transversale peut être liée à 
la distribution des tailles des pores <dpore> = V/S . Dans ce cas, l’étendue et les différents pics de la 
distribution de l’eau confinée mesurent directement la distribution de taille des pores. Les pores les 
plus grands étant les plus répandus, le temps de relaxation transversale correspondant au pic 
principal à 0.75 s. Ceci est confirmé par l'imagerie μCT aux rayons X faite sur un échantillon de 
grès de Bentheimer. Le changement drastique des distributions dans les cas libre et confiné 
démontre le caractère mouillant de l’eau dans le grès de Bentheimer. 
Rappelons la loi de l’échange biphasique qui s’écrit comme : ଵ்మ =  ଵ்మ,ೡ೚೗ +  ఌௌ�  ଵ்మ,ೞೠೝ�   (38) 
 
Dans le cas où la saumure est en volume, il n’y a bien évidemment que la contribution du 
volume mais quand elle confinée, et c’est ce que nous voyons sur la figure IV.A.6, la contribution 
de la surface des pores l’emporte sur celle de l’eau libre. 
b) La relaxation transversale dans le filtrat de boue de forage : 
Le filtrat de boue de forage est un filtrat d'une boue à base d'huile (oil based mud, OBM). C'est 
un fluide d'une composition plus complexe que celle de la saumure. Nous rappelons que ce fluide à 
base d'huile contient des émulsifiants. 
Identiquement à la saumure, nous avons effectué des mesures RMN sur les deux états de ce 
fluide, à savoir en volume et en confinement dans les pores d'un échantillon de grès de Bentheimer. 
Les résultats de ces mesures sont reportés sur la figure IV.A.7. Notons dès à présent que les deux 
courbes ne sont pas aussi bien séparables que le sont celles de la saumure dans les deux états (voir 
figure IV.A.6).  
La courbe de droite correspond à l'échantillon du filtrat de boue de forage en volume. Nous 
notons la présence d'un pic unique mais plus large que celui-ci de la saumure. Le pic principal est 
centré sur la valeur T2=0.54 s et la largeur à mi-hauteur est égale à 0.35 s.  
La courbe de gauche correspond à l'échantillon de filtrat de boue de forage confiné dans le 
milieu poreux d'un échantillon de grès de Bentheimer. Nous observons plusieurs pics. Le pic 
principal correspond à celui de l'échantillon précédent déplacé vers des valeurs plus faibles de T2. 
Ce déplacement est dû au confinement dans le milieu poreux. Le pic principal de cette distribution 
est égal à 0.44 s. La largeur à mi-hauteur est identique à l'état précédent, ce qui démontre un très 
faible effet du confinement. Les résultats reportés sur la figure IV.A.7 sont donc caractéristiques 
d’un fluide homogène et non mouillant sur les parois des pores.  






c) La relaxation transversale dans l’huile brute : 
L'huile brute avec laquelle nous avons travaillé contient 9 % d'asphaltène. Elle est très complexe 
et contient plusieurs milliers de molécules. Nous nous attendons à ce que le pic principal du temps 
de relaxation transversale se déplace vers les valeurs les plus petites comme cela a été le cas pour le 
filtrat de boue de forage. Cette diminution suivra le changement de viscosité suivant la relation  
T2 α 1/η.  
Nous avons préparé deux échantillons de cette huile comme pour les autres fluides. Un 
échantillon « en volume » et un autre en confinement dans les pores d'un échantillon du grès 
Bentheimer.  
Les résultats de la séquence CPMG inversées sont reportés sur la figure IV.A.8. La courbe située 
à droite correspond à l'échantillon d'huile brute en volume et la courbe située à gauche correspond à 
l'échantillon d'huile brute en confinement. Nous avons saturé plusieurs échantillons du grès 
Bentheimer avec cette huile pour vérifier la reproductibilité des résultats. Nous y reviendrons 
ultérieurement. Nous avons choisi pour cette figure l'échantillon d'huile brute en confinement qui 
montre un déplacement du pic principal du temps de relaxation transversale dans un rapport 1.25 
par rapport à celui de l'échantillon d'huile brute en volume. Ce déplacement du pic principal est dû 
au confinement dans le milieu poreux du grès de Bentheimer. 
 
Figure IV.A.7 : distribution des T2 pour un échantillon de saumure en 
volume et en confinement 





Figure IV.A.8 : distribution des T2 pour des échantillons d'huile brute en volume et en 
confinement. 
La courbe de l'échantillon d'huile brute en confinement pourrait faire penser à une distribution de 
taille des pores. Néanmoins, nous constatons une ressemblance des allures des courbes des 
échantillons en volume et en confinement contrairement à ce qu’on voit pour la saumure (figure 
IV.A.6). Cette ressemblance permet de conclure qu’elle ne représente pas la distribution de taille 
des pores, mais plutôt qu’elle reflète la complexité du fluide et son caractère hétérogène sur 
plusieurs échelles. De plus la distribution du temps de relaxation de l’huile en volume s’étale sur 
plus de deux ordres de grandeur, ce qui n’est pas du tout le cas pour la saumure et la boue de forage. 
La valeur du temps de relaxation au pic principal est égale à 0.1 s pour l'huile brute en volume et 
0.075 s pour l'huile brute en confinement. Cette diminution d’un facteur 25 par rapport aux pics 
correspondants de la saumure s’explique directement par le changement de viscosité (T21/ 
Si nous reprenons la relation d'échange biphasique rapide décrite ci-dessus, nous constatons que 
l'effet de la surface est très faible et l'effet de la relaxation en volume n'est plus négligeable 
contrairement à ce qu’on a constaté pour la saumure. Le comportement en volume de l'huile brute 
prime sur l'échange surface-volume dans le réseau poreux. La relation 1/T2≈ρ2S/V n'est plus 
dominante dans le cas de ce fluide. Les résultats reportés sur la Figure IV.A.8 sont donc 
caractéristiques d’un fluide hétérogène et non mouillant sur les parois des pores.  













d) Comparaison des résultats : 
En reprenant les courbes correspondantes à la relaxation dans les fluides en volume, nous 
confirmons notre choix de départ en nous basant sur les viscosités. 
Nous pouvons aisément séparer les distributions des fluides (voir la figure IV.A.9). Comme nous 
l'avons mentionné, les pics principaux du filtrat de boue de forage, de l'huile brute et du pic 
singulier de la saumure sont séparés en suivant les rapports des viscosités moyennes. 
La distribution du temps de relaxation transversale de la saumure montre que ce fluide est 
homogène à toutes les échelles. Celle du filtrat de boue de forage montre que ce dernier est 
relativement homogène. Par contre, la distribution de l'huile brute contredit les hypothèses de 
l'industrie pétrolière qui associe toute distribution de ce temps de relaxation à une distribution de 
tailles de pores.  
Il est également important de souligner l'étendue de ces distributions. Celle de la saumure 
correspond à un pic singulier compris entre 2 et 3 s. Celle du filtrat de boue de forage est 
assimilable à une loi normale comprise entre 0.2 et 1 s. La distribution qui correspond à l'huile brute 
s'étale sur plus de deux ordres de grandeur. 
Qu'en est-il de la relaxation transversale dans ces fluides en confinement ? Nous l'avons 
précédemment montré. La saumure interagit avec les parois des pores, notamment par les liaisons 
hydrogène avec les groupements silanols. Sa distribution qui se résumait en un pic s'étale 
maintenant sur plusieurs ordres de grandeur. On note sur la figure IV.A.10 un faible effet du 
confinement sur la relaxation transversale du filtrat de boue de forage et de l'huile brute  
 
Figure IV.A.9 : Distribution des T2 pour les fluides pétroliers en volume. 




Constatons que malgré le faible effet du confinement sur le filtrat de boue de forage et sur l'huile 
brute et l'important effet du confinement sur la saumure, nous parvenons toujours à séparer leurs 
distributions. 
Rappelons que ces fluides ont été confinés dans les pores d'échantillons de grès de Bentheimer. 
Chaque fluide a été confiné dans un échantillon de grès séparé.  
e) La reproductibilité des résultats : 
Dans un but de valider la reproductibilité de nos résultats, nous avons effectué plusieurs mesures 
sur les fluides en volume. Les résultats coïncident. Nous avons également saturé plusieurs 
échantillons du grès de Bentheimer avec ces mêmes fluides.  
Les résultats de la séquence CPMG obtenus sur plusieurs échantillons saturés par de la saumure 
sont reportés sur la figure IV.A.11. La reproductibilité de ces résultats montre que la saumure 
interagit avec les parois des pores et d’après la loi d'échange biphasique rapide la contribution 
surfacique l'emporte largement sur la contribution volumique. La similitude des résultats obtenus 
sur les quatre échantillons représentés sur la figure IV.A.11 est donc caractéristique d’une 
distribution de tailles de pores où la contribution des grands pores est homogène. Ceci s’explique 
par la permanence des liaisons hydrogène entre l’eau et les groupements silanols à la surface des 
pores du grès.  
Figure 
IV.A.10 : Distribution des T2 dans les fluides pétroliers en confinement. 




Figure IV.A.11 : Distribution des T2 dans la saumure en confinement dans plusieurs échantillons de grès 
de Bentheimer. 
Pour tester la reproductibilité des résultats de la séquence CPMG sur le filtrat de boue de forage, 
nous avons saturé quelques échantillons du grès de Bentheimer avec ce fluide. Nous reportons les 
résultats de deux échantillons du grès sur la figure IV.A.12. Notons que le comportement de ce 
fluide dans ce milieu poreux est constant. Nous observons le pic principal qui reflète l'homogénéité 
des molécules constituant le fluide malgré le caractère complexe de celui-ci. Nous observons 
également la distribution aux temps les plus courts qui reflète la faible interaction de ce fluide avec 
ce milieu poreux. 
Figure IV.A.12 : Distribution des T2 dans le filtrat de boue de forage en confinement dans plusieurs 
échantillons de grès de Bentheimer. 
Pour finir l'étude de la répétabilité, nous effectuons les mêmes opérations sur l'huile brute. Les 
résultats sont reportés sur la figure IV.A.13. Notons la reproductibilité de la distribution du temps de 




relaxation transversale. Chaque courbe est étalée sur plusieurs ordres de grandeurs comparables à 
ceux de l'huile brute en volume.  
Le pic principal n'est pas au même endroit pour tous ces échantillons de grès. Il est autour de 
0.8 s pour deux d'entre eux et autour de 0.6 s pour les trois autres.  
Les échantillons de grès de Benthemier sont en effet homogènes. Néanmoins ils ne sont pas 
absolument identiques. Cette variation est certainement due à une présence plus élevée d'impuretés 
paramagnétiques et à des tailles des pores fluctuantes d’un échantillon à l’autre. Nous avançons ces 
deux points car le même phénomène se produit pour la saumure en confinement (voir figure 
IV.A.11). Nous voyons sur cette figure-ci que le pic principal n'est pas au même endroit pour toutes 
les distributions. 
Figure IV.A.13 : Distribution des T2 dans l’huile brute en confinement dans plusieurs échantillons de grès 
de Bentheimer. 
f) La relaxation transversale dans la saumure et l'huile en 
confinement : 
Si nous revenons à la figure IV.A.10, il est possible de supposer que si la saumure et l'huile brute 
se retrouvaient simultanément dans le même milieu poreux, la distinction serait facile. Afin de 
répondre à cette question, nous avons procédé à une opération de drainage de la saumure par l'huile 
brute. 
Nous avons saturé un échantillon du grès de Bentheimer en saumure suivant la procédure décrite  
précédemment. Bien que ce soit une saumure elle est toujours désignée, en pétrophysique, par 
water. La saturation a été effectuée in situ en utilisant la cellule ErgoTech.  
La première difficulté liée à cette opération est l'ignorance de l'état de saturation que nous ne 
pouvons plus vérifier par pesée. La seule méthode à notre disposition pour estimer le volume 
poreux occupé par notre fluide est l'utilisation du signal RMN provenant de la calibration par FID. 
Néanmoins, un autre problème s'est posé lors de cette tentative. Pour pouvoir saturer notre 
échantillon de grès de Bentheimer, nous avons besoin de saturer tous les tubes en amont et en aval 
de la cellule contenant notre échantillon de roche. Ceci est opéré afin d'éviter de désaturer 




l'échantillon de roche. Cependant, la saumure, qui est électriquement conductrice, contribue au bruit 
RMN par la loi de Lenz-Faraday. Il est bien connu que la présence d’éléments conducteurs rend très 
difficile, voire impossible l’acquisition d’un signal RMN. 
Pour remédier à ce problème nous avons pensé à deux solutions relativement distinctes avec un 
point important en commun qui est de ne pas laisser les tubes d'injection et de récupération remplis 
d'air. Ces deux alternatives consistent à remplir les tubes d'eau déminéralisée ou d'huile brute. Après 
l'essai de la première solution, nous avons constaté que le bruit était diminué mais nous suspectons 
un échange ionique avec la saumure. 
Les volumes des tubes d'injection et de récupération, en amont, sont de l'ordre de 2 cm³. Nous 
rappelons que la longueur de ces tubes dans la zone mesurable ne dépasse pas les 2.5 cm. 
L’autre solution choisie est finalement de remplir ces tubes d'huile brute. La difficulté liée à 
celle-ci est l'évacuation de la saumure après chaque opération de drainage.  
Les volumes injectés d'huile brute sont connus de deux façons. Nous faisons une lecture sur 
l'écran de la pompe Gilson utilisé dans ce but. Le flacon contenant l'huile est posé sur une balance 
tout au long de la procédure. La différence de masse après chaque opération d'injection est notée. 
En utilisant la masse volumique nous remontons au volume injecté.  
Les volumes récupérés, donc évacués, de saumure sont mesurés par lecture sur une burette 
(éprouvette) graduée située au bout d'un tube de récupération. Il existe en effet le souci de la 
présence d'huile brute dans cette burette. Pour être capable de les distinguer, nous avons utilisé un 
agent actif nous permettant de séparer ces deux phases. 
Il faut noter, donc, que pour chaque étape de drainage de la saumure par l'huile brute, nous 
effectuons deux injections d'huile brute, l'une pour drainer la saumure dans le milieu poreux et 
l'autre pour évacuer la saumure des tubes de récupération. Les deux volumes sont notés séparément. 
Les étapes d'injection d'huile brute et de récupération de la saumure sont reportées sur la table 
IV.A.1. Notons une différence inférieure à 0.5 cm³ entre les deux volumes pour chaque étape. Cette 
différence peut s'expliquer par la présence de saumure que nous ne pouvions pas évacuer de la 
cellule par notre technique avant le drainage. 
État de saturation  V huile injecté (cm³) V saumure récupéré 
(cm³) 
1 2.6 2.9 
2 5.2 5.6 
3 6.4 6.9 
4 9.0 9.2 
5 9.6 9.9 
Table IV.A.1 : Volumes d'huile brute injectés et volumes de saumure récupérés. 
Lors de chaque étape, nous avons effectué une mesure CPMG. Les données de chaque mesure 
ont été traitées avec les mêmes paramètres. Les distributions du temps de relaxation obtenues par 
cette méthode sont reportées sur la figure IV.A.15. 
Le pic principal de la distribution du temps de relaxation transversale s’est déplacé de la valeur 
0.5s observée sur l’étape 0, (état Sw=100%), à celle de 0.08s observée sur l'étape 5, (état Swi).  
L'état Swi désigne l'état de saturation irréductible de l'eau dans le milieu poreux. C'est l'eau à 
partir duquel la quantité d'eau présente dans les pores ne peut plus être évacuée.  
Au fur et à mesure que le volume d'huile brute augmente dans les pores, l'amplitude du pic 




principal de la saumure diminue et nous voyons apparaître la contribution de l'huile autour du temps 
de 0.01 s. Nous voyons apparaître le pic principal de l'huile dans l'étape 1 où 2.6 cm³ d'huile brute 
ont été injectés dans l'échantillon de roche. Dans l'étape 2, le pic principal qui est à 0.15 s est une 
somme des contributions de la saumure et de l'huile brute. Cette contribution commune devient de 
plus en plus importante lorsque l'huile brute est injectée et se déplace vers les temps de relaxation 
les plus courts. Dans les étapes 4 et 5, où l'huile occupe respectivement 75.6 % et 77.2 % du volume 
poreux, nous voyons une légère contribution de la saumure aux temps de relaxation longs.  
Nous passons d'une distribution des tailles de pores, caractérisée par celle du temps de relaxation 
de la saumure, à une distribution des tailles des molécules (longueur des chaînes des hydrocarbures) 
mais pas uniquement puisqu'il subsiste encore plus de 20 % de saumure. 
Nous connaissons les quantités d'huile brute et de saumure grâce aux mesures effectuées lors de 
l'injection et de la récupération. Mais si nous essayons de retrouver la table IV.A.1 uniquement à 
partir des courbes de la figure IV.A.15, nous ne pourrons pas le faire. Nous ne pouvons pas utiliser 
la courbe de l'étape 0 pour retrouver la quantité d'huile brute ou de saumure dans l'étape 1. 
Ceci nous a poussés à mettre en place une nouvelle méthode dite de RMN à deux dimensions, qui 
nous permettra de distinguer les fluides qui saturent un milieu poreux et de pouvoir remonter aux 
saturations relatives. Cette méthode sera décrite et discutée dans la partie suivante. 
 
 
Figure IV.A.14 : Mesures Sgr effectuées sur deux échantillons saturés en huile brute et en saumure 
séparément. La fraction décroît plus rapidement dans le cas de la saumure et atteint un plateau après 
l’intersection de la tangent aux premiers points et de l’asymptote parfaitement horizontale. Dans le cas de 
l’huile brute l’intersection de la tangente et de l’asymptote se situe à une valeur supérieure et la fraction ne 
cesse de décroître plus lentement. Cette roche est plus mouillable à l’eau qu’à l’huile brute. 
 
Échantillon, 51, saumureÉchantillon, 36, huile brute





Figure IV.A.15 : Distributions des T2 lors du drainage de la saumure par l’huile brute. 
  




B. Mesures RMN à deux dimensions : 
Sur la figure IV.A.15, nous avons montré la variation des distributions du temps de relaxation 
transversale pour un échantillon de grès Bentheimer saturé au départ avec de la saumure qui est 
ensuite drainée par l'huile brute. Nous avons vu qu'à partir de la première étape, nous ne pouvons 
plus corréler la distribution à la distribution des tailles des pores, en nous basant uniquement sur la 
loi d'échange biphasique rapide, ou sur la distribution des longueurs de chaînes. Nous ne pouvons 
pas non plus remonter aux saturations relatives, c'est-à-dire aux volumes des pores occupés par la 
saumure et l'huile brute, à partir de cette seule distribution bien que la décroissance de l'aimantation 
puisse s'écrire formellement: 
 �ሺݐሻ = �଴ {∑ ௦݂�௨௠ሺ�ଶሻ݁−௧ మ்,   ೞ�ೠ೘⁄௦�௨௠௨௥� + ∑ ℎ݂௨௜௟ሺ�ଶሻ݁−௧ ்మ,   ℎೠ�೗⁄ℎ௨௜௟� }  (39) 
 
où fsaum représente la fraction volumique de la saumure et fhuile la fraction volumique de l'huile. 
Si nous ne pouvons pas remonter aux saturations par des mesures RMN à une dimension, il nous 
faut donc absolument ajouter une dimension supplémentaire dans l’acquisition des mesures RMN. 
Nous avons opté pour la diffusion comme dimension supplémentaire. Cette diffusion est mesurée 
grâce à des séquences adaptées permettant de mesurer le déphasage cumulé des spins dans un 
champ magnétique dont l’inhomogénéité est contrôlée par des gradients de champ magnétique. De 
plus, ces gradients sont appliqués sous forme d’impulsions permettant de mesurer ce déphasage 
entre deux applications successives de ces gradients séparées par un temps d’évolution (≈30ms) 
pendant laquelle la diffusion déphase les spins. On a déjà décrit la séquence de gradient de champ 
pulsé au début de ce chapitre. D’après la loi de Stokes-Einstein, la diffusion moléculaire des 
différents fluides est différente. Elle ne dépend pas uniquement de la viscosité du fluide mais aussi 
de la taille des molécules. À cela s'ajoute la dynamique transitoire de ces fluides protonés aux 
différentes interfaces. Cette dynamique nous permettra de distinguer les fluides dans un état de 
saturation biphasique, voire triphasique. 
Notre but est non seulement de mesurer la distribution de ces coefficients de diffusion, qui est un 
indice de la dynamique des protons des fluides, mais aussi d'associer cette distribution à celle des 
temps de relaxation transversale. Pour cela nous avons besoin de modifier les séquences RMN 
traditionnelles de mesure des temps de relaxation T2. Il existe dans la littérature trois séquences 
RMN 2D de base qui nous permettent d'obtenir des informations sur le spectre de corrélation du 
coefficient de diffusion et du temps de relaxation transversale D-T2. La première partie de ces 
séquences concerne la référence « DE », pour diffusion editing, qui décrit l'utilisation d'un codage 
de phase des spins par le biais d'un échantillonnage temporel éditant les amplitudes des données des 
échos de spin et qui fournit des informations sur la diffusion (HÜRLIMANN, 2002). La première 
séquence est la « CPMG DE » qui est constituée d'une CPMG avec les deux premiers temps inter-
échos plus élevés que les autres. Cette séquence est principalement utilisée dans les puits, car elle ne 
demande pas la puissance nécessaire pour activer des gradients. Elle est basée sur la possibilité, très 
ancienne (ABRAGAM, 1961) de mesurer le coefficient de diffusion via la mesure du temps de 
relaxation T2. Il faut pour cela faire varier le temps inter-échos. On a représenté sur la figure IV.B.1 
un schéma décrivant cette séquence. L'intervalle de temps tE représente le temps inter-échos long 
qui fournit la sensitivité à la diffusion. τ représente le temps inter-échos court, choisi pour minimiser 
les effets du gradient sur le temps de relaxation T2. La deuxième séquence, « SE DE », est utilisée 




pour les mesures avec un temps de diffusion long en présence d'un gradient de champ fixe. Cette 
séquence n'est pas très facile à mettre en place en laboratoire mais elle est aussi utile dans les 
mesures en puits. Son diagramme est reporté sur la figure IV.B.2. La troisième séquence est la 
« PFG-SE DE », qui est une adaptation de la « SE DE » pour des expériences en laboratoire. Son 
diagramme est reporté sur la figure IV.B.3. (HÜRLIMANN et al, 2002a, b) 
Les deux premières séquences sont utilisées en présence d'un gradient de champ magnétique 
permanent. La troisième séquence, comme son nom l'indique, est utilisée avec des gradients de 
champ magnétique pulsés. C'est celle qui donne les meilleurs résultats avec l'appareil dont nous 
disposons. 
Nous avons vu dans les chapitres précédents qu'il existait des distributions de coefficients de 
diffusion et des temps de relaxation. Ces distributions se conservent naturellement à deux 
dimensions. Mais les informations structurales et dynamiques s'enrichissent par les multiples 
possibilités de corrélation existantes entre ces informations. D'un point de vue formel, l'expression 
de la décroissance de l'aimantation en fonction des paramètres temporels, pour la CPMG, et de 
diffusion peut toujours s'écrire dans le cas de cette séquence : 
 �ሺ�, � ሻ = ∬ ݀�ଶ ݀ܦ ݂ሺ�ଶ, ܦሻ ݁�� {−�మ் } ݁�� { − ߛଶ݃ଶߜଶ ቀ∆ − ఋଷቁ ܦ} ݁�� {−∆+ఋభ் − ʹߜ ቀ ଵ்మ − ଵ்భቁ}  (40) 
 
Dans cette expression, 
 
K2(t,T2) = exp(-/T2)  (41) 
est le noyau correspondant au processus de relaxation transversale et  
 ��ሺ�, ܦሻ = exp{ − ߛ²݃²ߜ²ሺ∆ − ߜ/͵ሻܦ}  exp {−∆+ఋభ் − ʹߜሺ ଵ்మ − ଵ்భሻ} (42) 
 
est le noyau gaussien correspondant à l'atténuation du signal RMN par la diffusion.  
Nous noterons par la lettre x la première variable que nous ferons varier dans notre expérience. 
Dans notre séquence x peut être aussi bien la durée de l'impulsion du gradient δ, le temps séparant 
ces impulsions Δ>>δ ou l'intensité de l'impulsion elle-même g. Il faut néanmoins donner les limites 
de cette méthode. Parmi elles, nous mentionnons la diffusion restreinte qui aura tendance à limiter 
l’échelle de temps maximale d’information pour la diffusion. En effet, cette diffusion restreinte 
homogénéisera le propagateur de diffusion sur la taille de pore considérée. P. Callaghan s’est servi 
de cette diffusion restreinte pour obtenir de véritables figures de diffraction RMN qui ont permis de 
mesurer des informations spatiales donnant des facteurs de structure et de tailles de pores 
(CALLAGHAN, 1991a, 2011). Cette séquence est de toute façon limitée par les relaxations 
transversale et longitudinale. Il faut donc que la décroissance de l'aimantation soit due 
essentiellement au déphasage cumulé sur tous les chemins de diffusion et non par la relaxation. 
C'est la limite principale de cette technique qui demande finalement des temps de relaxation longs. 
Pour être plus précis, il faut que les conditions suivantes soient respectées : 
T2 < T1, δ << Δ et Δ<T1                    (43)  
Dans ces conditions, le noyau KD(x,D) se simplifie : 
 ��ሺ�, ܦሻ = exp{ − ߛ²݃²ߜ²ሺ∆ − ߜ/͵ሻܦ}              (44) 





C'est cette expression qui a été trouvée initialement par Stejskal et Tanner (STEJSKAL et 
TANNER 1965). Nous renvoyons le lecteur à l'annexe C où nous montrons par deux méthodes 
différentes comment on peut retrouver cette expression. 
Les valeurs de la durée de l'impulsion du gradient δ et du temps séparant ces impulsions Δ sont 
6 ms et 30 ms, respectivement. Nous pouvons noter la grande différence entre ces durées et celles 
utilisées dans les expériences de relaxation qui sont de l'ordre de quelques microsecondes. Ces 
différences sont dues aux temps de montée et de descente des courants dans les bobines de gradient 
qui sont forcément plus longs que ceux requis dans les impulsions de radio-fréquence. Si nous 
reprenons les figures des fluides en confinement, nous pouvons considérer que ces temps restent 
petits devant le temps de relaxation transversale moyen et aussi devant celui de relaxation 
longitudinale moyen. Rappelons que pour l'huile brute en confinement, la moyenne logarithmique 




Cette technique de RMN à deux dimensions a été introduite par M. Hürlimann en 2002 
(HÜRLIMANN et al, 2002a, b, 2004 ; FLAUM et al, 2005). On a reporté sur la figure IV.B.4 le 
premier exemple d’application en puits. Le fluide mouillant (généralement l’eau) se manifeste par 
une absence de corrélation des processus surfaciques à petite échelle (T2) et volumiques à grande 
échelle (diffusion, D) : le signal RMN à deux dimensions s’organise donc sur une ligne horizontale. 
En revanche, le fluide non mouillant (en général l’huile), présente un comportement linéairement 
corrélé en DT2 du fait qu’il n’y a plus de composante surfacique à petite échelle. 
Figure IV.B.1 : Diagramme de la séquence de pulses modifiée « CPMG-DE ». 
Figure IV.B.2 : Diagramme de la séquence à échos stimulés « SE-DE ». 
Figure IV.B.3 : Digramme de la séquence à échos stimulés avec gradients de 
champ pulsés « PFG-SE DE » 





Cependant, cette technique RMN à deux dimensions est très sensible au bruit et requiert, de plus, 
l’utilisation de méthodes d’inversion complexes. Par exemple, l'interprétation des enregistrements 
RMN en puits n'est généralement pas unique et les incertitudes sur les calculs sont peu développées, 
faute d'avoir accès entre autres aux paramètres d'inversion, de polarisation et de sommations des 
données.  
 
Nous voyons immédiatement, sur cette dernière figure, les intérêts principaux de ce spectre de 
corrélation de spins à deux dimensions (D-T2) qui permettent de :  Comparer les dynamiques moléculaires à des échelles de longueurs différentes (nm - μm) 
 Identifier les différentes espèces moléculaires (saumure/ huile / boue de forage et 
éventuellement le gaz) 
 Caractériser la mouillabilité in situ de la manière suivante (HÜRLIMANN et al, 2003) : 
o Un fluide non mouillant montrera une corrélation linéaire D  T2 (ou T1)  1/ comme 
c’est le cas pour les fluides en volume. 
o Un fluide mouillant montrera une absence de corrélation de D à T2, donc une ligne 
horizontale sur le spectre de corrélation. 
1. Validation de la séquence de mesure D-T2 à deux dimensions : 
Notre séquence est composée de deux parties l'une mesurant la diffusion et l'autre la relaxation 
comme celle représentée par le diagramme de la figure IV.B.3. La partie appelée diffusion editing 
est aussi décrite dans la littérature par le terme d'échos stimulés. Elle est composée de deux 
impulsions de gradient de champ magnétique de même amplitude et de même signe et d'une 
troisième centrée entre les deux d'une amplitude nettement inférieure appelée spoiler. Cette partie 
est ensuite suivie d'une simple séquence CPMG. Le principal avantage de cette séquence vient du 
fait que le facteur limitant de la relaxation vient de T1 et non de T2. Ceci améliore largement les 
utilisations en milieux poreux car nous avons alors T1>>T2. Elle a également un autre avantage lié 
aux composantes de l'appareil. Cette séquence nous évite d'appliquer un gradient de champ 
magnétique permanent pendant la durée de la séquence. Afin de la tester, nous avons introduit un 
échantillon de saumure en volume dans la sonde de mesure de notre appareil.  
 
Figure IV.B.4 : Exemple de spectre de corrélation de spin à deux dimensions D-T2 réalisée en 
puits (MUTINA et HÜRLIMANN et al, 2002c). 




Le cycle de phase que nous avons appliqué à notre séquence est celui qui a été publié 
(HÜRLIMANN et al, 2002b). Ce cycle de phase est indispensable pour faire marcher la séquence. Il 
permet d'éliminer les inhomogénéités de phase qui donnent des biais importants dans les 
comportements asymptotiques des données acquises. C'est un peu la clé qui permet de faire marcher 
une séquence RMN. Il est rarement donné dans la littérature. 
La séquence programmée sur le logiciel RiNMR de notre instrument (Oxford Instrument) 
concerne uniquement une seule variable indépendante x de l'équation 44. il est nécessaire d'explorer 
plusieurs valeurs de cette variable jusqu'à ce que le signal RMN s'annule. Nous avons écrit le script 
nécessaire pour effectuer cette opération. Ce script récupère un fichier contenant les valeurs de la 
variable, exécute la séquence et sauvegarde les données acquises. 
Rappelons que la variable indépendante x peut être aussi bien la durée de l'impulsion du gradient 
δ, le temps séparant ces impulsions Δ ou l'intensité de l'impulsion elle-même g. Pour la mesure de 
validation effectuée sur la saumure en volume, la variable indépendante choisie a été la durée 
d'impulsion δ. 
a) Notre séquence de base : 
La séquence de base pour réaliser un spectre D-T2 est schématisée sur la figure IV.B.3. Elle se 
compose d’une partie initiale d’échos stimulés pour mesurer le coefficient de diffusion. Dans cette 
partie initiale, des impulsions de gradients de durée  (1–5 ms) et d’intensité g croissante (0 – 50 
G/cm) sont appliqués pour coder l’espace. Cette partie est parfaitement adaptée aux cas des liquides 
dans les milieux poreux où l’on a T2<<T1. Les impulsions successives de 90° permettent de stocker 
l’aimantation pendant un temps de l’ordre de 20 à 40 ms le long de l’axe z, et donc de prendre T1 
et non T2 comme facteur limitant de relaxation. La deuxième partie de la séquence consiste en la 
séquence classique de spin échos (CPMG) pour mesurer la distribution des T2. Parmi les différents 
scénarios possibles, deux sont réellement employés. Le premier scénario consiste à enregistrer les 
 
Table IV.B.1 : Cycle de phases utilisé avec la séquence PFG-SE DE. Les 
phaseset, correspondent aux trois premiers pulses /2,la phase , correspond à tous les pulses  et la phase acq correspond au pulse 
d'acquisition. 




signaux RMN pour un échantillonnage restreint de valeurs de et un grand nombre d’échos (1000 - 
12000) séparés par une valeur(250 s – 500 s) jusqu’à une durée de 12 s pour échantillonner 
toute la distribution des T2. Le deuxième scénario consiste à échantillonner d’abord l’intensité des 
gradients g (0 – 50 G/cm) puis celui des valeurs de . Nous avons réalisé ces deux scénarios, mais le 
deuxième s’avère mieux adapté aux cas des fluides pétroliers très visqueux. Naturellement, il y a 
d’autres parties dans la séquence, notamment le cycle de phase qui est indispensable pour corriger 
les différents défauts d’inhomogénéités des champs magnétiques locaux.  
Dans les puits, le problème est différent, car il est impossible de descendre la puissance 
nécessaire pour appliquer les impulsions de gradients. La première partie de la séquence d’édition 
de la diffusion est donc remplacée par la vieille séquence d’échos de Hahn avec un temps inter-
échos tE très long entre les impulsions de 180° (voir figure IV.B.1). Autrement dit, on mesure le 
coefficient de diffusion par l’intermédiaire de la mesure de T2 due aux inhomogénéités du champ 
magnétique. Cette partie pouvant être séparée des autres composantes de volume et de surface de T2 
car elle dépend quadratiquement de ce temps inter-échos tE.  
b) Un premier exemple d’application, le cas de la saumure en volume 
à pression et température ambiantes  
Nous représentons sur les figures IV.B.5 et 6 le premier exemple que nous avons réalisé de la 
séquence RMN à deux dimensions sur la saumure en volume. Cet exemple représente notre 
expérience de validation, dont les résultats connus à l’avance, permettent de vérifier l’ensemble de 
la procédure.  
Nous avons choisi ici le premier scénario où nous faisons varier le temps d’application  de la 
durée des impulsions de gradient. Nous voyons sur la figure IV.B.5, la matrice de l’aimantation 
transverse à deux dimensions pour l’échantillonnage de valeur de  et de temps inter-échos.  
C’est précisément cette matrice que nous devons inverser, avec notre propre programme 
d'inversion de la transformée de Laplace adapté à la séquence, pour obtenir le spectre de corrélation 
des spins D-T2. Pour mieux nous rendre compte de l’importance du bruit aux temps longs sur les 
deux axes, nous avons représenté aussi les projections de cette aimantation le long des deux axes. 
Nous avons représenté sur la figure IV.B.6, le spectre de corrélation D-T2 finalement obtenu à la 
suite de l’inversion de la matrice de la figure IV.B.5.  
Comme attendu, nous obtenons un spectre très simple centré sur un point où nous retrouvons les 
valeurs D= 2.2 10-9 m2/s et T2= 2.5 s typiques de l’eau à 25 °C conformément aux résultats de la 
littérature. Le spectre est codé en lignes de niveau de couleurs différentes qui jouera son rôle en 
présence de plusieurs pics dont les intensités sont codées par ces lignes de niveau. 






Figure IV.B.6 : Spectre de corrélation D-T2 de la saumure en volume 
Figure IV.B.5 : Matrice de données RMN 2D pour la saumure en volume, et ses projections 




c) Un deuxième exemple d’application, le cas de la saumure en 
confinement à pression et température ambiantes  
Nous représentons sur la figure IV.B.7, le spectre de corrélation D-T2 de la saumure confinée 
dans les pores du grès de Bentheimer. Du fait de la contribution des processus de relaxation de 
surface et de la mouillabilité des parois des pores à l’eau, les résultats sont naturellement très 
différents de ceux de la saumure libre. Tout d’abord, nous observons une grande distribution des T2, 
conforme à ce que nous avons observé sur la figure IV.A.11 dans le cas de l’expérience à une 
dimension. Le pic principal de la distribution T2=0.75s est précisément le même que dans le cas à 
un dimension, mais il y a une information supplémentaire ici à savoir que le coefficient de diffusion 
D reste indépendant de T2. Ce qui est typique de la mouillabilité de l’eau vis-à-vis de la surface des 
pores de silice du grès. Nous voyons, ici, l'intérêt des lignes de niveau. 
 
 
Figure IV.B.7 : Spectre de corrélation D-T2 de la saumure en confinement 
d) Remarque importante : 
Cette séquence fonctionnant parfaitement, nous l’avons donc appliqué aux cas des autres fluides 
pétroliers et notamment les huiles. Cependant les nombreux essais que nous avons faits sur des 
huiles de synthèse et aussi de l’huile brute ont donné des artefacts typiques de ceux crées par les 
courants de Foucault qui créent des déphasages parasites sur les FID, comme la projection de la 
matrice des données peut le montrer sur la figure IV.B.8.  
Notons que cette figure a été obtenue en variant l'amplitude du gradient de champ magnétique. 
Rappelons que le temps de relaxation de l'huile est petit devant celui de la saumure, ce qui 
complique l’utilisation de la séquence. Dans la crainte de ne pas explorer assez de valeurs de 
l'atténuation du signal RMN par la diffusion, nous avons fait le choix de remplacer la variable 
indépendante x par l'amplitude du gradient g. 
Nous pensons que l'effet dû aux courants de Foucault est conjugué avec l'effet de 
l'inhomogénéité du champ magnétique dans les pores. Ces derniers modifient l'écriture du noyau de 
l'équation 44 où la contribution de la variable g n'est plus unique mais conjuguée à celle de 
l'inhomogénéité du champ magnétique créé dans le milieu poreux qui sera représentée par le 
vecteur g0. Le comportement quadratique de variable g, représentant le gradient du champ 
magnétique, sera considéré comme un produit scalaire du vecteur g par lui-même. La contribution 
de g0 sera opposée à celle de g par l'effet de la loi de Lenz-Faraday. Nous replacerons, donc, g.g par 




(g-g0).(g-g0). Le dernier produit scalaire est égal à g²+g0²-g g0 cos(g,g0). En plus d'ignorer 
l'amplitude de ce champ magnétique g0, nous ignorons également son orientation dans notre 
système. Nous avons donc dû trouver une autre séquence mieux adaptée aux fluides pétroliers de 
viscosités plus élevées.  
 
e) Choix d’une nouvelle séquence D-T2 permettant d’éviter les effets 
des courants de Foucault 
Le problème des courants de Foucault et de l'inhomogénéité du champ magnétique dans le 
milieu poreux est bien connu dans le cas où les gradients de champ magnétique sont importants. 
Lorsque la viscosité devient très importante comme dans le cas de l’huile brute, il est nécessaire 
d’appliquer des gradients plus forts pour obtenir une dynamique de décroissance des échos dans la 
séquence d’échos stimulés. Pour créer ces gradients élevés, il faut donc appliquer des courants 
importants, il en résulte des perturbations de champs magnétiques induits qui peuvent persister 
longtemps après l’application des impulsions et provoquer ainsi des déphasages non prévus des FID 
aux temps longs. Nous nous en sommes aperçu en suivant le déphasage de ces FID au cours de 
l’acquisition. Une recherche exhaustive dans la littérature nous a permis d’adopter la séquence 
suivante du spectre D-T2 avec échos stimulés et gradients bipolaires (figure IV.B.9). Le choix des 
gradients bipolaires (+g et –g) permet d’annuler de manière simple les effets de l'inhomogénéité du 
champ magnétique et réduit les effets des courants de Foucault. (COTTS et al, 1989 ; LATOUR et 
al, 1993 ; PRICE, 1997, 1998, 2009 ; SUN et al, 2003) 
 
 
Figure IV.B.8 : Projection de la matrice des données sur l'axe des gradients 





Du point de vue de l’inversion, nous avons utilisé le même noyau que pour la précédente 
séquence. Néanmoins, la présence de gradients de champ magnétique de signe négatif et l'ajout de 
pulses π de rephasage a nécessité la modification du cycle de phases. Notre cycle de phase est 
reporté sur la table IV.B2. 
 
90° 180° 90° 90° 180° acq 
0 π/2 0 0 π/2 0 
0 π/2 π 0 π/2 π 
0 π/2 0 π π/2 π 
0 π/2 π π π/2 0 
0 π/2 π/2 π/2 π/2 0 
0 π/2 3π/2 π/2 π/2 π 
0 π/2 π/2 3π/2 π/2 π 
0 π/2 3π/2 3π/2 π/2 0 
Table IV.B.2 : Cycle de phase de notre nouvelle séquence. 
f) Validation de la nouvelle séquence D-T2 : 
Nous avons validé cette nouvelle séquence sur une série d’huiles de synthèse de viscosités 
croissantes élaborées au sein du laboratoire de Total. Nous avons ainsi choisi l’échantillonnage de 
viscosités suivant : {1.46, 4, 12, 17, 35 et 40 cp}. Nous avons obtenu dans chaque cas des matrices 
à deux dimensions Mx(g, ) du type de celles représentées sur la figure IV.B.10. Nous avons varié 
ici les intensités du gradient de champ magnétique dans un intervalle {0, 45 G/cm}. Nous voyons 
sur les projections, sur la dimension g, qu’il n’y a plus les oscillations parasites dues aux effets des 
courants de Foucault et de l'inhomogénéité du champ magnétique. Nous notons également que le 
niveau de bruit reste faible. Outre la vraisemblance des coefficients de diffusion obtenus, nous 
pouvons également vérifier la proportionnalité de D avec T2 qui est typique de ce que nous 
attendons pour un fluide en volume. En effet, cette linéarité maintes fois observée dans la littérature 
vient des définitions mêmes des coefficients de diffusion D et de la contribution principale de T2 qui 
suivent la loi de Stokes-Einstein. 
 
Figure IV.B.9 : Séquence d’acquisition des spectres de corrélation à deux dimensions 
D-T2 adaptée au cas des fluides visqueux avec échos stimulés et gradients bipolaires 




{ ܦ =  ௞்6 �ோ�ሺ்ሻ�ଶ = ଷ௞்ۃ���೛మ ۄ ସ�ோయ�ሺ்ሻ.    (45) 
 
La relation de comportement ܦ ∝ �ଶ ∝ ͳ/�, provient de la dépendance avec la viscosité de ces 
deux observables. C’est bien ce que nous observons sur la figure IV.B.12 qui est obtenue en prenant 
les centres de masse des courbes des différentes huiles qui sont reportées sur la figure IV.B.11 et en 
les reportant sur la même figure. La droite de régression linéaire correspond d’ailleurs à la droite de 
calibration utilisée par les différents contractants (Schlumberger, Baker, Halliburton...). Cette 




Figure IV.B.10 : Exemple d’application de la séquence d’acquisition du spectre D-T2 par 
échos stimulés avec gradients bipolaires pour une huile de synthèse de 12 cp. 







Figure IV.B.11 : Spectres de corrélation à deux dimensions D-T2 d’huile de synthèse de viscosités croissantes 
à 2η°C obtenues par application de la séquence d’échos stimulés avec gradients bipolaires. 
 
 
Figure IV.B.12 : Variation D-T2 obtenue en prenant les centres des distributions des 
spectres de corrélation D-T2 d’huiles de synthèse de viscosité croissantes et la droite 






























2. Utilisation de la séquence de mesure à deux dimensions sur les 
fluides pétroliers : 
a) Le spectre de corrélation de l'huile brute : 
Après la validation de cette séquence sur des huiles de synthèse, il est nécessaire de vérifier le 
comportement de cette séquence pour de l’huile brute dans ses deux états « en volume » et en 
« confinement ». Les résultats obtenus sont illustrés sur la figure IV.B.13. 
 
 
En observant les deux spectres de corrélation D-T2, nous notons leur ressemblance frappante. 
Nous voyons la même corrélation entre le coefficient de diffusion D et le temps de relaxation T2. La 
corrélation linéaire entre ces deux paramètres n'est plus observée. À la place, c'est une évolution en 
loi de puissance qui est observée DT2  où ζ≈0.5 aux temps de relaxation T2 courts. Aux temps de 
relaxation longs, le coefficient de diffusion n'est plus corrélé au temps T2. En général, ce dernier 
comportement est caractéristique d’un phénomène de mouillabilité des surfaces. Ceci est 
envisageable dans le cas de l'huile brute en confinement, mais pas de l'huile en volume. Nous y 
reviendrons dans le prochain chapitre. 
Nous nous apercevons, donc, que les effets du confinement sont très faibles dans le cas présent. 
Nous remarquons juste une légère diminution des valeurs des coefficients de diffusion et des temps 
T2. Ce comportement est tout à fait conforme à ce que nous avons déjà observé lors de nos 
expériences à une dimension. La relaxation de volume l'emporte ici sur celle de surface.  
Cette loi de puissance n'est pas un résultat aberrant et peut s’expliquer par la présence 
d’asphaltène (≈9%) qui vient perturber la dynamique des molécules étudiées. Nous voyons donc 
que la valeur de l’exposant ζ dans la relation DT2 peut donner des informations chimiques 
importantes sur la nature des huiles étudiées. Cette idée a été introduite dans un article récent de M. 
Hürlimann (HÜRLIMANN, 2008) dont nous avons représenté les résultats sur la figure IV.B.14. 
Dans cet article, l’auteur a classé les différentes huiles étudiées en différentes classes : 
- Classe 1 : huiles riches en saturés  
- Classe 2 : huiles riches en aromatiques 
- Classe 3 : huiles contenant de l’asphaltène. 
 
Figure IV.B.13 : Spectres de corrélation D-T2 de l’huile brute en volume (a) et en confinement (b) réalisés à 
l’aide de la séquence d’échos stimulés avec gradients bipolaires. Dans chaque cas, on a représenté une loi 
de puissance DT2 qui passe par les points expérimentaux. 
huile brute en volume huile brute confinée




Nous trouvons bien une valeur de  = 0.5 pour les huiles de classe 3, ce qui conforte notre résultat. 
 
b) Le spectre de corrélation de l'huile brute, dans des conditions de 
pressions et températures variables : 
Le niveau de bruit n'est pas le même lorsque cette séquence, ou même la simple séquence 
CPMG, est utilisée dans un fluide en volume ou en confinement. Il est plus élevé dans le second 
cas. Lorsque nous utilisons notre nouvelle séquence à deux dimensions (2D), le nombre 
d’acquisitions peut atteindre facilement 128. Ceci signifie qu'il faut appliquer 128 fois les gradients 
bipolaires pour obtenir un seul point. Chaque fois qu'un gradient de champ est appliqué, il y a une 
circulation de courant. L'environnement à l'intérieur de l'appareil est donc chauffé par effet Joule. 
Un circuit de refroidissement est donc ici indispensable. 
Comme nous l'avons décrit dans le chapitre II, il nous est possible d'utiliser la cellule, que nous 
appelons par le nom de son fabricant, ErgoTech pour imposer une température et une pression dans 
le milieu poreux. Les contraintes liées à l'utilisation de cette cellule sont nombreuses. L'une de ces 
contraintes est de nous assurer que le fluide reste confiné dans les pores et ne les évacue pas par 
gravité. Rappelons que ce grès de Bentheimer est plus mouillable à l'eau qu'à l'huile. Pour éviter ce 
phénomène de désaturation, nous appliquons une pression radiale de sertissage pour que la gaine de 
la cellule ErgoTech ne laisse pas de vide autour de l'échantillon de roche. Afin d'éviter que cette 
gaine ne se désolidarise de l'ensemble de la cellule, nous prévoyons d'appliquer une pression axiale 
avant la pression de sertissage. La pression axiale doit être supérieure à la pression radiale de 
sertissage. Cependant, cette dernière pression, qui n'a aucun effet direct sur la pression du fluide 
dans les pores, peut être à l'origine de mouvement de ce fluide à l'extérieur de ceux-ci.  
En plus de cette contrainte, il nous est impossible d'appliquer une pression dans les pores sans 
saturer les tubes d'injection et de récupération avec le même fluide que celui qui est confiné. Cette 
 
Figure IV.B.14 : Spectres de corrélation D-T2 de différentes huiles brutes avec ou sans 
asphaltène. On remarque ainsi le changement d’exposant ȗ dans la relation en présence 
d’asphaltène (Source : HÜRLIMANN, 2008). 




action nous permet donc d'appliquer cette dite pression et de maintenir le niveau de saturation. Pour 
appliquer une pression, nous utilisons la pompe d'injection. 
La température, quant à elle, est appliquée par le biais du fluide perfluoré (de marque Galden) 
circulant à l'extérieur de la gaine qui sertit l'échantillon de grès saturé. 
Sur la figure IV.B.5, sont reportés les spectres de corrélation D-T2 obtenus pour l'huile brute en 
confinement dans des conditions de température et de pression variables. Nous avons exploré deux 
valeurs de pression, à savoir 1 et 15 bars, et quatre valeurs de température, à savoir 20, 25, 30 et 
40 C.  
La première observation que nous faisons sur ces figures est la conservation du phénomène 
observé pour l'échantillon d'huile en volume et le précédent échantillon en confinement. Le spectre 
de corrélation est toujours composé de deux parties. Sur la partie des temps T2 courts, le coefficient 
de diffusion D évolue en loi de puissance. Sur la partie des temps T2 longs, le coefficient de 
diffusion est constant. De plus, nous observons un pic séparé de la distribution principale du spectre 
de corrélation. Il correspond à l'eau qui a été piégée dans l'échantillon de grès. Nous précisons que 
ce pic ne représente qu’à peine 15 % de l'ensemble. Cette proportion peut sembler importante mais 
n'oublions pas que le volume poreux de cet échantillon ne dépasse pas 12.5 cm³. Ceci nous donne 
un volume piégé de moins de 2 cm³. 
Comment cette eau s'est retrouvée dans le milieu poreux ? Cet échantillon de grès de Bentheimer 
est le premier à avoir été saturé in situ dans la cellule ErgoTech montée à l'intérieur du spectromètre. 
Avant de monter la cellule, nous effectuons un lavage de celle-ci. De l'eau s'est trouvée 
certainement piégée dans les tubes de cette cellule. Le seul moyen que nous avons pour évacuer 
toute trace d'eau ou de solvant est d'y souffler de l'air comprimé ou de l'azote. 
Nous remarquons, également sur la figure IV.B.15, l'absence d'effet de pression entre 1 et 
Figure  IV.B.15 : Spectres de corrélation pour différentes valeurs de température et de pression 




15 bars. Ceci prouve que l'huile brute n'est pas affectée par cette plage de pressions. Ceci nous 
arrange dans le cas où la pression appliquée est supérieure à 1bar. Cependant, l'effet de la 
température est nettement visible, conformément au processus d'activation par la température que 
nous observons sur le coefficient de diffusion et sur le temps de relaxation. Ces deux paramètres 
augmentent effectivement en fonction de la température conformément à nos attentes. 
 
c) Le spectre de corrélation lors de l'imbibition-drainage : 
i. Le spectre de corrélation lors du drainage : 
Dans le lexique pétrophysique, le drainage d'un fluide A par un autre B est le procédé par lequel 
le fluide A est poussé par le fluide B plus visqueux à l'extérieur du milieu poreux. Dans notre cas, 
c'est la saumure qui est drainée par l'huile brute.  
Un échantillon de grès Bentheimer, inséré dans la cellule ErgoTech, est saturé avec la saumure in 
situ. Il est très délicat, nous le soulignons, de tirer le vide avant d'introduire l'échantillon de roche à 
l'intérieur de la cellule.  
Pour éviter que l'échantillon se désature, une solution identique à celle appliquée à l'huile brute 
en confinement est envisageable. Néanmoins, il y a une difficulté rencontrée lors de la mise en 
marche de cette expérience avec la saumure présente dans les tubes d'injection et de récupération. 
La saumure est un conducteur électrique. Celle des tubes, en contact avec celle dans le milieu 
poreux, contribue donc au bruit jusqu'à annuler le signal RMN. Nous savons que tout conducteur 
électrique en mouvement dans un champ magnétique induit un courant qui lui-même induit un 
champ magnétique qui s'oppose à la source. Ce sont les courants de Foucault.  
Les solutions auxquelles nous avons recouru sont au nombre de deux. La première, que nous 
pouvons retrouver dans la littérature (SINGER et al, 2006), consiste à balayer la saumure présente 
dans les tubes par de l'eau déminéralisée. Le souci avec cette méthode, dans ce cas de figure, est le 
risque de pousser cette eau déminéralisée dans le milieu poreux lors de l'opération de drainage. La 
deuxième solution est, en définitive, de balayer cette saumure par la même huile avec laquelle nous 
drainerons la saumure présente dans les pores. Une étape de vérification est, toutefois, nécessaire 
pour estimer l'effet de l'huile présente dans les  tubes sur la réponse RMN de la saumure en 
confinement dans les pores. Cette huile contribue au bruit mais à un degré inférieur à celui venant 
de l'eau déminéralisée. Une partie de cette opération a été décrite dans la première partie de ce 
chapitre. Cette partie concerne les étapes d'injection et la description de celle-ci. À partir de 
l'échantillon (n°34) saturé en saumure, dans l'état désigné par l'étape 0, nous avons injecté des 
volumes les plus réguliers que nous avons pu faire jusqu'à l'étape 5 qui est l'état de saturation 
irréductible d'eau (de saumure).  
Nous avons exécuté notre séquence d'acquisition de la matrice à deux dimensions lors de 
plusieurs étapes décrites dans la partie A.3.f de ce chapitre. La première acquisition a été effectuée 
pour l'étape 0. Nous obtenons sur la figure IV.B.16, comme dans la figure IV.B.7, un spectre de 
corrélation presque horizontal. Ceci reflète la mouillabilité de la roche à l'eau. Il y a une interaction 
entre les molécules de la saumure (eau) et les groupements silanols sur les parois des pores. Donc, 
la relaxation surfacique l'emporte sur la relaxation volumique. En ce qui concerne le coefficient de 




diffusion, ce spectre montre une valeur constante de celui-ci. 
Rappelons que la figure IV.B.16 est obtenue avec la nouvelle séquence qui est un peu différente de 
la précédente mais avec un cycle de phases différent. Par cette étape, en plus d'avoir une étape zéro 
pour nos expériences de drainage, nous confirmons également les résultats obtenus précédemment. 
Ce qui valide encore plus notre nouvelle séquence. 
Afin d'obtenir ce spectre de corrélation, il a fallu 256 acquisitions et 16 valeurs de gradient de 
champ magnétique, linéairement espacées. Nous avons fixé la durée d'une acquisition à 25 s. Ces 
paramètres ont été choisis pour optimiser le rapport signal sur bruit. 
L'étape suivante, pour laquelle cette séquence a été exécutée, est l'étape numéro 2. Nous 
rappelons qu'à cette étape le volume de 5.2 cm³ d'huile brute a été injecté dans les pores du grès de 
Bentheimer. Lors de cette étape Ns est égal à 512. La durée de l'acquisition a été réduite à 5.3 s. Le 
spectre de corrélation D-T2 obtenu après inversion de la matrice des données est reporté sur la figure 
IV.B.17. Sur cette figure, les contributions de la saumure et de l'huile brute sont séparables. Il y a un 
ordre de grandeur entre les coefficients de diffusion des deux distributions. La distribution du 
spectre de corrélation D-T2 de la saumure n'est plus horizontale. Pourtant, nous pouvons supposer 
qu'une partie des volumes poreux sont encore entièrement saturés uniquement en saumure. Nous ne 
pouvons confirmer cette hypothèse. L'huile peut bien s'être comportée comme un piston et avancer 
par fronts lors de chaque injection. Elle peut également s'être déplacée dans les plus grands pores en 
choisissant des chemins plus perméables que d'autres. Les longueurs de chaînes de l'huile sont 
largement distribuées. 
 
Figure IV.B.16 : Spectre de corrélation pour la saumure en 
confinement 




Si nous nous focalisons sur la distribution du spectre de corrélation D-T2 de l'huile brute, nous 
retrouvons le comportement en racine du coefficient D par rapport au temps T2. Aux temps les plus 
longs, nous voyons apparaître le plateau déjà constaté sur les spectres de corrélation D-T2 de l'huile 
brute en volume et confinement.  
Nous allons voir dans la suite que l'huile brute a la même réponse quelle que soit son 
environnement. Néanmoins, il y a un point que nous ne pouvons expliquer mais pour lequel nous 
avancerons une hypothèse. Les temps de relaxation sont plus élevés pour la distribution du spectre 
de l'huile brute. Il est possible que la température ait augmenté de façon importante. Précisons qu'au 
moment de l'exécution de cette expérience, notre système de régulation de la température était en 
panne. Si nous comparons cette distribution à celle du spectre de l'huile brute en confinement à 
30 °C sur la figure IV.B.15, les temps de relaxation plus longs peuvent être expliqués. 
Les autres points importants qu'il faut souligner sont la perte d'information sur les temps de 
relaxation les plus courts lors de l'utilisation de cette technique et l'exploitation des résultats. Ce 
point a été un des sujets de discussion avec M. Hürlimann lors du congrès MRPM 11. Malgré cette 
perte d'information, présente dans tous les travaux concernant ce spectre de corrélation, il nous est 
possible de remonter aux saturations en utilisant la pondération de ces distributions. 
Dans le cas de cette mesure RMN à deux dimensions, l’aimantation transverse s’écrit 
formellement sous la forme intégrale d’une équation de Fredholm de premier ordre : 
 �ሺ�, �ሻ = ∬ ݀ܦ ݀�ଶ ݂ሺܦ, �ଶሻ �ଵሺܦ, �ሻ �ଶሺ�ଶ, �ሻ + ܧሺ�, �ሻ (46) 
 
Lors de cette discrétisation, l’aimantation peut se discrétiser et s’écrire en entrée de notre 
programme d’inversion sous la forme matricielle suivante :  
 
M = K1 F K2 +E      (47) 
 
Figure IV.B.17 : Spectre de corrélation D-T2 pour la saumure et l’huile brute lors de l’étape 2. 




Une fois sorti du programme d’inversion et après avoir tracé le spectre de corrélation de RMN à 
deux dimensions, on obtient les saturations des deux fluides en sommant les facteurs discrétisés  ji T,DF 2,~  en choisissant les zones propres à chaque fluide. Nous avons noté cette distribution F~
car elle ne correspond pas tout à fait à la matrice F de l’équation 47. 
Avant d’effectuer les autres calculs, nous vérifions la condition suivante : ∑ ∑ ̃ܨ(ܦ௜ , �ଶ,௝) = ͳ௝௜                             (48) 
La double somme  
 ∑ ∑ ̃ܨ(ܦ௜ < ͵. ͳͲ−ଵ଴ �²/ݏ, �ଶ,௝)௝௜    (49) 
correspond à la contribution de l’huile, donc à la saturation de l’huile. La double somme  
 ∑ ∑ ̃ܨ(ܦ௜ > ͵. ͳͲ−ଵ଴ �²/ݏ, �ଶ,௝)௝௜      (50) 
 
correspond à celle de la saumure.  
Les résultats de l'utilisation de cette nouvelle technique de calcul sont reportés sur la table IV.B.2 
pour toutes les étapes de drainage. 
L'étape numéro 4 est la suivante. La séquence CPMG à une dimension a été exécutée pour l'étape 
intermédiaire. Le volume injecté d'huile brute est de 9 cm³. Dans ce cas, l'huile brute occupe plus de 
la moitié des volumes poreux. Le spectre de corrélation D-T2 de cette étape est sur la figure IV.B.18. 
Les contributions de la saumure et de l'huile brute sont toujours facilement séparables. La 
contribution de la saumure est moins distribuée. Nous pensons que la saumure est présente dans les 
petits pores, les pores les moins accessibles à l'huile brute et à la surface du milieu poreux. 
Rappelons à cette étape la contribution de la saumure est quasiment invisible dans la distribution 
des temps de relaxation (voir figure IV.A.14). 
Après une opération de balayage des volumes poreux par de l'huile brute, nous obtenons la figure 
 
Figure IV.B.18 : Spectre de corrélation des fluides en confinement, étape 4 




IV.B.19 qui correspond à l'état de saturation irréductible de l'eau. Nous rappelons que ces deux 
figures ont été obtenues avec un nombre d'acquisitions Ns=512 et une acquisition qui dure 5.3 s. 
Sur la figure IV.B.19, le comportement de l'huile brute aux temps T2 les plus longs est plus 
marqué. Nous remarquons également la répétabilité des distributions dues à la saumure et le 
comportement en racine carrée du coefficient D vis-à-vis du temps T2. Il est très important de 
signaler à ce niveau que la réponse de l'huile brute ne dépend absolument pas de l'environnement 
qui l'entoure. Nous entendons par là, le comportement en racine carrée pour les temps T2 courts et le 
plateau aux T2 longs. Nous observons ce comportement pour l'huile brute en volume et en 
confinement, seule ou en présence de la saumure. La seule explication que nous pouvons donner 
jusque-là est le rôle joué par les asphaltènes qui font partie de la composition de cette huile. 
Nous constatons sur tous les spectres de corrélation l'apparition d'artefacts aux bords 
particulièrement sur la dimension des coefficients de diffusion. Nous rappelons que le nombre de 
points explorés dans la dimension du gradient de champ magnétique est de 16 ou 18 dans ces cas de 
figure. Le nombre de points explorés dans la dimension du temps, de la CPMG, dépasse 3000. Nous 
n'avons donc pas la même sensibilité au bruit. 
 
 
L'autre point important que nous vérifions jusqu'ici est la pertinence des résultats de notre 
programme d'inversion par transformée de Laplace. Nous avons reporté sur la table IV.B.2 les 
résultats obtenus par les trois méthodes dont nous disposons pour estimer les saturations relatives de 
la saumure et de l'huile brute.  
La troisième colonne contient les résultats obtenus à partir du spectre de corrélation D-T2. Cette 
information est contenue dans la troisième dimension représentée par les lignes de niveau. Cette 
technique est expliquée dans un paragraphe précédent. Dans les deux derniers cas, par exemple, les 
contributions des artefacts aux bords ne sont pas prises en compte. 
Figure IV.B.19 : Spectre de corrélation dans l'état de saturation 
irréductible de la saumure 




La quatrième colonne contient les volumes injectés d'huile brute. Les volumes de la saumure 
sont obtenus par le calcul en utilisant le volume poreux de la table II.A.5. La cinquième colonne est, 
quant à elle, obtenue en utilisant le volume de la saumure récupérée et le volume poreux de 
l'échantillon de grès de Bentheimer. Pour cette dernière colonne, nous estimons le volume de 
saumure restant dans les pores en soustrayant le volume récupéré au volume poreux.  
Les incertitudes sur les volumes mesurés lors de l’injection ou de la récupération sont estimées à 
1-2 cm3. 
Étape  Fluide saturant par RMN (%) 
par V injecté 
(%) 
par V récupéré 
(%) 
2 
huile 40.6 41.77 45.16 
eau 59.4 58.22 54.83 
4 
huile 68.15 72.34 74.19 
eau 27.93 27.66 25.80 
5 huile 76.93 77.42 79.98 
eau 22.96 22.58 20.16 
Table IV.B.2 : Fractions volumiques de la saumure et de l'huile brute par différentes méthodes. 
 
Lors de la discussion de la table IV.A.1, nous avons expliqué l'origine de la différence entre les 
résultats de deux dernières méthodes. Une présence probable de saumure dans la cellule, hors 
milieu poreux, peut être la cause de la différence de volume de 1.5 cm³ entre les deux lectures. Cette 
différence est finalement comprise dans la fourchette des incertitudes. Il est toutefois nécessaire de 
répéter que cette méthode de calcul en utilisant les résultats de notre séquence RMN est robuste. 
Nous sommes dans un cas où il y a deux fluides qui ne sont pas miscibles et qui ont des viscosités 
très espacées. Qu'en adviendra-t-il si nous introduisons un autre fluide miscible à l'huile brute et qui 
crée des émulsions avec l'eau ? Ceci sera éclairé dans la partie suivante. 
 
ii. Le spectre de corrélation lors de l'imbibition/drainage : 
Dans le lexique pétrophysique, l'imbibition d'un fluide A par un autre B est le procédé par lequel 
le fluide A est poussé par le fluide B moins visqueux à l'extérieur du milieu poreux sans appliquer 
de pression extérieure. Dans ce cas-ci, l'huile brute serait imbibée par le filtrat de boue de forage. 
Nous conservons cette appellation malgré la pression que nous appliquons lors de cette injection de 
filtrat de boue de forage pour différencier cette étape de celle du drainage. 
Dans cet échantillon, nous savons que la saumure est dans l'état de saturation irréductible. Mais 
est-ce que cela se conservera avec ce fluide particulier qu'est le filtrat de boue de forage ? 
Le filtrat de boue de forage a des propriétés particulières. Il est miscible à l'huile brute car il est 
fabriqué à base d'une huile propriétaire. Mélangé à l'eau des émulsions se créent comme nous 
pouvons le voir sur la figure IV.B.20. Le flacon (a) contient 5 % de filtrat de boue de forage. Les 
flacons (b) et (c) contiennent autant de saumure que de filtrat de boue de forage. La photo a été 
prise au moment où le flacon (b) a été agité. Le flacon (c) a été agité trois heures auparavant. 





Il faut imaginer que dans un volume de 5 cm³ il faut au moins attendre 3 heures pour que les 
émulsions disparaissent. Combien de temps faudra-t-il pour qu'une telle émulsion disparaisse dans 
un pore ? 
Nous supposons donc qu'il peut y avoir de l'imbibition et du drainage. Avec le même échantillon 
à saturation irréductible de la saumure et saturé en huile brute, nous injectons du filtrat de boue de 
forage. 
Pour ces étapes, le contrôle des saturations est plus délicat pour les raisons que nous avons 
citées. Ce filtrat de boue forage se mélange à l'huile brute. Il nous est donc quasiment impossible 
d'évacuer totalement l'huile brute des tubes. Sans oublier que la lecture sur l'éprouvette de 
récupération ne sera plus possible sauf si de la saumure est évacuée. 
Les résultats de ces étapes d'imbibition sont reportés sur les figures IV.B.21 et 22. Sur la figure 
IV.B.21, qui correspond à la première étape de cette opération d'imbibition, nous voyons le 
changement des formes des distributions. Nous allons discuter en premier lieu la possibilité de 
retrouver les saturations volumiques relatives des trois fluides. Nous reviendrons sur la discussion 
des formes des distributions avec la figure IV.B.23. 
La table IV.B.3 accompagne la figure IV.B.21. À partir de cette table nous pouvons affirmer que 
c'est une opération d'imbibition uniquement. Pour calculer la troisième colonne nous avons supposé 
que l'huile brute est le seul fluide à être déplacé dans les pores. Par notre méthode de calcul des 
saturations basée sur la RMN, nous confirmons cette hypothèse. Nous étions bien en saturation 
irréductible d'eau dans la précédente étape.  
Le spectre de corrélation D-T2 de la dernière étape est illustré sur la figure IV.B.22. Il était prévu 
de procéder par injections successives de volumes égaux de 3 cm³ à la précision de notre dispositif 
près. Lors de cette dernière étape, la pompe a fonctionné au-delà de la limite fixée manuellement. 
L'éprouvette graduée utilisée pour la lecture des volumes récupérés avait débordée. Ce n'est pas 
seulement une opération d'injection mais une opération de balayage qu'il y a eu lors de cette étape. 
Figure IV.B.20 : Mélanges de saumure et de filtrat de boue de forage. 






Fluide saturant par RMN (%) par V injecté (%) 
huile 52.70 50.12 
eau 22.70 22.58 
filtrat 24.60 27.30 
Table IV.B.3 : Fractions volumiques des trois fluides 
C'est pour cela que dans la table IV.B.4, Nous ne représentons que les résultats obtenus par notre 
méthode de calcul. Nous n'avions aucun autre moyen de remonter aux volumes injectés et récupérés 
lors de la dernière opération. Néanmoins, nous avons validé notre méthode de calcul des 
saturations. Cette table accompagne le spectre de corrélation D-T2 de la figure IV.B.22. Malgré le 
balayage du volume poreux par le filtrat de boue de forage, la fraction volumique de la saumure 
reste constante et celle de l'huile ne s'annule pas. Il y a donc des composantes de l'huile brute qui 
sont piégées dans les pores et qui ne sont pas miscibles au filtrat de boue de forage. 
 




Table IV.B.4 : Fractions volumiques des trois fluides. 
Figure IV.B.21 : Spectre de corrélation D-T2 pour les trois fluides 





Ceci nous ramène à la figure IV.B.23 où nous discutons les deux derniers spectres. Dans la 
première étape d'imbibition, nous distinguons les trois fluides. Nous retrouvons le comportement en 
racine carrée du coefficient D par rapport au temps T2. Le plateau du signal de l'huile tend à 
disparaître. Ceci est dû à l'interaction qui existe entre l'huile brute et le filtrat de boue de forage. La 
distribution du filtrat de boue de forage obéit à la corrélation ܦ ∝ �ଶ. Le signal de la saumure est 
légèrement affecté. Nous voyons ceci particulièrement sur la dernière étape où nous avons 
l'impression que les petits pores ont été vidés de leur saumure. Sur celle-ci, d'ailleurs, la corrélation ܦ ∝ �ଶ est très claire. Le filtrat est un fluide relativement homogène. C'est ce que nous avons vu 
dans la première partie de ce chapitre. Il est possible qu'il y ait dans le signal du filtrat une 
contribution de molécules d'huile brute. Mais ceci affecte alors très peu la réponse du filtrat de boue 
de forage. Toujours sur la dernière étape, la légère distribution de l'huile brute, qui représente à 
peine 20 %, persiste à avoir le comportement en racine carrée. Notre hypothèse lie ce comportement 
à la présence des nanoagrégats d'asphaltènes. 
Figure IV.B.22 : Spectre de corrélation pour les trois fluides, 
dernière étape 





C. Conclusion : 
Nous avons montré successivement dans le chapitre comment utiliser la RMN à une et à deux 
dimensions pour séparer les fluides pétroliers dans un mélange en volume et en confinement. Nous 
nous sommes aperçus que seuls les spectres de corrélation RMN à deux dimensions (D-T2) 
pouvaient permettre de séparer les fluides et de mesurer quantitativement les saturations et les 
dynamiques de ces différents fluides dans les expériences d’imbibition-drainage.  
Des relations comportementales anormales ont été mesurées liant D à T2 (DT2) dans le cas de 
l’huile brute avec asphaltène alors que des comportements traditionnels DT2 ont été observés pour 
les huiles synthétiques sans asphaltène. 
Nous expliquons dans le chapitre suivant ces différents comportements. 
  
Figure IV.B.23 : Spectres de corrélation D-T2 pour les trois 
fluides en confinement. 
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Discussion générale sur les comportements anormaux des spectres RMN de 
corrélation D-T2 des huiles brutes avec asphaltènes en situation de volume et de 
confinement dans des grès poreux 
  
At last the secret is out, as it always must come in the end,  
The delicious story is ripe to tell to the intimate friend; 
Over the tea-cups and in the square the tongue has its desire; 
Still waters run deep, my dear, there’s never smoke without fire. 
W.H. Auden, Poems. 
 





Nous avons proposé des techniques RMN multi-échelles originales à une et deux dimensions 
pour sonder quantitativement les différentes saturations et dynamiques d’un mélange composé de 
saumure/huile brute/filtrat de boue confiné dans un grès pétrolier. Ces différentes techniques RMN 
sont toutes non invasives et peuvent être utilisées potentiellement dans les puits. Nous avons décrit, 
en détail dans les chapitres précédents, ces différentes techniques RMN utilisées dans l’industrie 
pétrolière pour caractériser ces fluides pétroliers et les grès utilisés. Nous avons vu que dans 
certains cas, des mesures de relaxation magnétique transverse (T2) à une dimension ainsi que des 
mesures de gradient de champ pulsé (PFG) sont suffisantes pour discriminer les différents fluides 
pétroliers dans un mélange. Mais dans la plupart des cas, seules des mesures de RMN à deux 
dimensions (D-T2) corrélant les distributions de coefficients de diffusion D et de temps de 
relaxation transverses T2 permettent de séparer ces fluides même dans le cas de saturation 
triphasique. Nous avons utilisé des séquences originales pour acquérir ces mesures de RMN à deux 
dimensions. En particulier, nous avons utilisé une séquence permettant de limiter les problèmes de 
courant de Foucault et d’inhomogénéité de champ dans les mesures de diffusion par gradient de 
champ pulsé. Ces spectres de corrélation (D-T2) permettent ainsi de sonder la dynamique des 
molécules d’hydrocarbures sur plusieurs ordres de grandeur du nanomètre au micromètre. Ceci 
nous a permis de vérifier l’homogénéité de ces fluides pétroliers complexes par l’intermédiaire de 
l’invariance d’échelle de la loi de Stokes-Einstein. Il y a néanmoins toujours des difficultés pour 
caractériser les saturations individuelles des différentes espèces d’un mélange pétrolier dans les 
expériences d’imbibition-drainage. Nous avons vu que pour que cette séparation soit possible, il 
fallait des propriétés physico-chimiques spécifiques aux interfaces solide-liquide qui permettent de 
séparer ces fluides. C’est le cas de la mouillabilité qui est un paramètre essentiel mais difficile à 
mesurer in situ. C’est aussi le cas de la distribution très large des longueurs de chaînes des 
hydrocarbures qui reste un problème très important venant compliquer l’interprétation de ces 
expériences de RMN. Nous avons pu prouver que la dynamique des hydrocarbures était directement 
corréler à ces longueurs de ces chaînes en comparant les distributions bi-lognormales obtenues par 
GC et GPC ainsi que les distributions RMN des temps de relaxation transverse T2 et longitudinal T1 
d’huiles brutes. Nous avons aussi montré qu’il fallait des viscosités des fluides nettement différentes 
pour avoir une chance de séparer les caractéristiques principales des spectres de corrélation (D-T2) 
d’un mélange de fluides pétroliers. Il faut disposer également d’un bon algorithme et d’un 
programme d’inversion Laplace efficace et rapide pour obtenir ce spectre de corrélation à partir des 
data collectés. Nous avons mis au point ce programme pour inverser aussi bien des expériences de 
RMN à une et deux dimensions en un temps raisonnable. Cependant, il est nécessaire d’avoir un 
signal sur bruit important pour éviter les artefacts. Nous avons montré qu’il fallait accumuler les 
datas pendant des temps suffisamment longs pour obtenir un  signal sur bruit (>150) acceptable. 
Enfin, une difficulté supplémentaire a été rencontrée venant de la composition même de l’huile 
brute que nous avons utilisée. Celle-ci contenait une proportion importante d’asphaltènes (9%) qui a 
compliqué toute l’interprétation de nos mesures. Nous avons pu surmonter cette difficulté et nous 
avons pu de cette manière comprendre le rôle de l’asphaltènes dans les propriétés de dynamique des 
hydrocarbures. 
Notre but dans ce chapitre est de discuter plus en détail les caractéristiques principales des 
spectres RMN de corrélation à deux dimensions D-T2 obtenues dans les différentes situations 
décrites à la fin du chapitre IV. Bien que les spectres obtenus reproduisent, dans les cas les plus 




simples, des résultats antérieurs de la littérature, nous avons trouvé des comportements nouveaux 
pour l’huile brute, en présence d’asphaltène, dont nous avons vérifié la reproductibilité. Il s’agit 
essentiellement des comportements anormaux : D ∝√T2 aux faibles valeurs de T2 et D≈Cte aux 
grandes valeurs de T2. Ces comportements apparaissent en présence d’asphaltènes alors 
qu’apparaissent des comportements normaux D-T2 pour des huiles synthétiques (sans asphaltènes) 
et pour le filtrat de boue. Nous avons vérifié que ces comportements persistaient à température et 
pression variables. Nous avons également vérifié qu’ils étaient déjà présents en situation de volume, 
i.e. sans aucun pore. Ils sont donc intrinsèquement porteurs d’informations chimiques propres à la 
présence d’asphaltènes dans l’huile brute. Ces résultats originaux peuvent donc donner une 
signature de la présence d’asphaltènes in situ (en puits) dans le cas des log-RMN. Il nous faut donc 
comprendre d’où viennent ces comportements et déterminer quelles informations précises ils 
révèlent. Pour cela, il nous a fallu poursuivre notre analyse physico-chimique des huiles brutes 
utilisées. Nous avons dû faire des analyses complémentaires pour mieux caractériser les huiles 
brutes utilisées et les interactions maltène-nanoagrégats d’asphaltènes. Les différentes sections qui 
suivent présentent brièvement les résultats de ces analyses. Les détails complets de ces analyses 
sont reportés dans l’article donné en annexe. 
Les molécules d’asphaltènes 
On sait que ces molécules polaires peuvent boucher les goulots d’étranglement des pores dans 
les réservoirs et les réseaux catalytiques. Ces molécules polaires sont généralement définies par leur 
propriété de solubilité: (soluble dans le toluène et insoluble dans l’heptane ou le pentane). Elles sont 
composées d’un ensemble de composés aromatiques avec des cycles incluant des hétéroatomes (O, 
N, et S) et des chaînes aliphatiques en prolongation de ces cycles. Deux structures moléculaires sont 
évoquées dans la littérature pour décrire ces asphaltènes. Le modèle en « archipel » de molécules 
constituées de petites régions aromatiques (2-3 cycles) liées par des alcanes, contenant des atomes 
de soufre (figure V.1.a). Le modèle « continental », apparenté à une main, a été également proposé 
(figure V.1.b). Ce modèle décrit la molécule comme un large cœur composé de 7 cycles 
aromatiques condensés (la paume) avec de petites chaînes alkyles périphériques (les doigts). Il 
semble que les résultats récents de la littérature privilégient ce dernier modèle. 
Ces molécules d’asphaltènes ont tendance à s’auto-agréger pour donner des nanoagrégats et des 
macroagrégats qui ont été bien caractérisés par la diffusion élastique des rayons X et des neutrons 
(EYSSAUTIER et al, 2012) dans le cas de solutions dans le toluène. Le rayon de ces nanoagrégats 
est de 3.2 nm avec une polydispersité de 30% et une épaisseur de 0.67 nm. Le rayon de giration est 
de 7 nm. J. Eyssautier a aussi étudié le cas des asphaltènes en présence de maltènes et montré des 
tailles comparables avec une diminution du rayon de giration (4 nm). A notre connaissance, il n’y a 
pas eu de mesures similaires dans le cas de vraies huiles brutes. Nos études RMN constituent ainsi 
une première. Cependant les informations spatiales que nous avons obtenues l’ont été par des 
méthodes non spatialement résolues.  
 





                              (a)                                                                (b)     
Figure V.1 (a) Représentation schématique de molécules d’asphaltènes dans le modèle d’archipel. 
(b) Structure de molécules d’asphaltènes dans le modèle continental. 
Comparaison des distributions de longueurs de chaînes et de 
temps de relaxation longitudinale 
Nous avons représenté sur la figure V.2.a, les distributions de longueurs de chaînes 
d’hydrocarbures obtenues par chromatographie en phase gazeuse (GC) et en perméation de gel 
(GPC). L’utilisation de ces deux techniques nous a permis d’étendre les informations structurales à 
des nombres de carbone très importants. La courbe continue représente le meilleur « fit» de 
l’ensemble des résultats obtenus par une superposition de deux lois log-normales dont les intensités 
des modes sont reportées sur la figure V.2. Le premier mode est centré sur des chaînes en (C7 et 
C8) représente 18.2% (en %mol). Le deuxième mode est centré sur des chaînes (C16) représente 
82.8% (en %mol). Nous avons représenté sur la figure  V.2.b, la distribution très large des temps de 
relaxation longitudinale T1 à 10 kHz réalisé par J.-P. Korb à l’Ecole Polytechnique qui donne des 
renseignements sur la dynamique des molécules. Nous avons obtenu une distribution tout à fait 
similaire à celle qui a été obtenue au CSTJF (Total) pour la distribution des temps de relaxation 
transversale T2 à 2.5MHz. La courbe continue représente ici le meilleur « fit» de l’ensemble des 
résultats obtenus par une superposition de deux lois log-normales dont les intensités des modes, 
reportées sur la figure V.2.b, sont très similaires à ceux de la figure V. 2.a. Cette ressemblance 
prouve que la dynamique sondée par les mesures de T2 et T1 pour cette huile, avec 9% 
d’asphaltènes, est directement corrélée à la longueur des chaînes des hydrocarbures. Ceci est en 
parfait accord avec la loi de Stokes-Einstein et démontre également le caractère non mouillant de 
cette huile en situation de confinement dans le grès. 
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Figure V.2(a) Distributions de longueurs de chaînes des hydrocarbures par GC et GPC (b) 
Distribution des temps de relaxation longitudinale 





agrégats d’asphaltènes par résonance paramagnétique 
électronique 
Pour trouver quelles sont les sources de la relaxation magnétique nucléaire, nous avons utilisé la 
résonance paramagnétique électronique (RPE) en collaboration avec R.G. Bryant (Université de 
Virginie, Charlottesville). Rappelons que cette spectroscopie très sensible permet de détecter la 
nature et la quantité des ions paramagnétiques et des radicaux libres stables présents dans 
l’échantillon. Nous montrons sur la figure (V.3.a) un exemple de spectre RPE de notre huile brute 
avec 9% d’asphaltène. Nous distinguons sans ambiguïté la structure hyperfine de l’ion vanadyl 
VO
2+
 centré sur la bande X (3500 Gauss) du spectre. En jouant sur le gain et l’étendue de la bande 
spectrale, nous distinguons également sur la figure (V.3.b) la bande très large due à des radicaux 
organiques stables. Nous montrons sur la figure (V.3.c) le spectre RPE de l’huile brute dans laquelle 
nous avons enlevé les asphaltènes. Nous conservons la même structure de spectre que dans celui de 
la figure (V.3.a), mais l’intégration double (en insert de la figure V.3.d) des spectres RPE avec et 
sans asphaltènes montre une décroissance de 63% de la quantité d’impuretés paramagnétiques 
présentes entre les deux cas. Cette réduction de 63% de la quantité d’impuretés paramagnétiques 
lorsqu’on enlève les asphaltènes est très importante car elle prouve la localisation des sources 
paramagnétiques dans la partie polaire des asphaltènes. Elle démontre également une hypothèse de 
base de notre modèle de relaxation magnétique en champ magnétique variable : à savoir la diffusion 
transitoire des maltènes à la surface des nanoagrégats d’asphaltènes (KORB et al, 2013). Une autre 
confirmation de cette localisation des VO
2+
 a été apporté par une contribution récente de RPE 
pulsée qui a permis d’identifier la localisation de l’ion vanadyl VO
2+
 dans le composé de métallo-
porphyrine (figure V.3.e), où le vanadium (IV) est couplé aux quatre azotes dans le plan de la 
porphyrine.  
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Figure V.3(a) Spectre RPE de l’huile brute avec 9% d’asphaltènes. (b) ibid. au spectre donné en (a) 
mais avec un gain différent. (c) Spectre RPE de l’huile brute sans asphaltènes. (d) Intégration 
simple des spectres RPE donnés en (a) et (b) et intégration double donnant des indications sur les 
quantités d’impuretés paramagnétiques des huiles brutes avec et sans asphaltènes. (e) L’ion 
vanadyl VO
2+
 dans le composé de métallo-porphyrine. 
 
 









agrégats d’asphaltènes par chromatographie liquide couplée à 
la spectroscopie de masse 
Une collaboration avec B. Bouyssière de l’Université de Pau et du CNRS (UMR 5254) nous a 
permis de confirmer la localisation des métaux dans la partie polaire de l’asphaltène. B. Boussyère a 
utilisé pour cela la technique, appelée µSEC ICP, de microchromatographie couplée à une détection 
en haute résolution par spectrométrie de masse. La description de cette technique se trouve dans la 
réf. 15 de notre article donné en annexe. Nous montrons sur les figures (V.4.a et b) un recouvrement 
de 65% des profils du vanadium (V) et des Ni avec ceux du soufre (S) dans des échelles de temps 
qui suggèrent que les complexes de métallo-porphyrines (figure V.3.e) sont corrélés aux parties 
polaires des asphaltènes. La partie restante (35%) du vanadium se trouve alors en solution. La 
comparaison des résultats de RPE et de cette technique de µSEC ICP, prouve qu’il reste une 
quantité de VO
2+
 toujours piégée dans les agrégats d’asphaltène. Cette faible fraction peut expliquer 
la valeur relativement élevée de la vitesse de relaxation longitudinale 1/T1 ≈10s-1 observée dans le 
cas de l’huile brute sans asphaltènes (figure 8a de l’article donné en annexe).  
Figure V 4 (a) Comparaison des profils de µSEC ICP du soufre, vanadium, nickel et fer mesurés sur l’huile brute avec 
9% d’asphaltène. (b) En comparant les surfaces sous les pics de vanadium et de soufre donnés en (a), nous trouvons un 
recouvrement de 65% et 35% du vanadium ne sont pas corrélés au soufre et est donc situé en solution. 




Dynamique des petits hydrocarbures à proximité des 
nanoagrégats d’asphaltènes 
Dans une publication récente (réf. 12 de notre article), J.-P. Korb a réalisé à l’Ecole Polytechnique, 
les profils de variation de la moyenne logarithmique des vitesses de relaxation longitudinales 
<1/T1> avec le champ magnétique. Nous avons reproduit sur la figure V.5.a, ces variations dans le 
cas d’huile brute avec et sans asphaltènes en solution et en confinement dans le grès poreux. Dans le 
cas de l’huile brute avec 9% d’asphaltène, il a pu interpréter les profiles bi-logarithmiques en termes 
d’un modèle original de diffusion translationnelle des petits hydrocarbures (C8-C10) au voisinage 
des nanoagrégats d’asphaltènes (figure V.5.b). La confrontation de ce modèle et des résultats 
expérimentaux représentés par les courbes continues de la Figure V.5.a a permis de trouver un 
temps de corrélation de saut à proximité des asphaltènes τm=8 ns et un temps de résidence au 
voisinage de cet interface τS=0.85 µs tel que τS>>τm. Les variations bilogarithmiques observées 
dans le cas de l’huile brute avec asphaltènes prouve sans ambiguïté l’exploration bidimensionnelle 




localisés dans les agrégats 
d’asphaltènes (figure V.5.b). Le processus de relaxation est ici due au maintien des corrélations 
dipolaires entre les protons mobiles des hydrocarbures et les ions paramagnétique VO
2+
 fixes par 
suite des retours incessants de ces espèces protonnées en diffusion bidimensionnelle dans 
l’environnement immédiat des asphaltènes. Dans le cas de l’huile sans asphaltène, la situation est 
plus simple car il n’y a plus assez de VO
2+
pour activer ce processus de relaxation. L’absence de 
variation de <1/T1> avec la fréquence de Larmor démontre que la réorientation des hydrocarbures 
en solution est seule responsable de la relaxation. 
 
Figure V. 5. (a) Variation de la moyenne logarithmique des vitesses de relaxation longitudinales <1/T1> avec le 
champ magnétique (ou fréquence de Larmor) dans le cas d’huile brute avec et sans asphaltènes en solution et en 
confinement. Les courbes continues représentent les meilleurs fits obtenus avec le modèle décrit dans la réf. 12 de notre 
article. (b) Diagramme schématique décrivant la dynamique des hydrocarbures au voisinage des nanoagrégats 
d’asphaltènes et entre les macroagrégats d’asphaltène. 
 




Comparaison des spectres RMN de corrélation D-T2 des huiles 
brutes avec asphaltènes en volume et en confinement dans 
des grès poreux 
On a représenté sur les figures (V.6), les spectres de corrélation D-T2 de l’huile brute avec 9% 
d’asphaltènes en situation de volume figure (V.6.a) et de confinement figure (V.6.b). Nous avons 
déjà présenté dans la seconde partie du chapitre IV les séquences originales permettant d’acquérir 
ces spectres. Nous présentons ci-dessous les différentes implications de ces spectres. 
(i)  Contrairement au spectre obtenu dans le cas des huiles synthétiques donné dans le chapitre IV 
où nous observons une relation linéaire D∝T2, nous voyons nettement dans les deux cas des 
relations nouvelles : D ∝√T2 aux faibles valeurs de T2 et D≈Cte aux grandes valeurs de T2. Nous 
avons observé et décrit ce comportement D≈Cte dans le cas de la saumure en confinement qui 
mouille les parois des pores. Mais ce résultat reste paradoxal dans le cas de la Figure V.6.a où il 
n’y a pas de pores.  
(ii) La comparaison des figures V.6.a et b montre que l’effet du confinement reste faible. Nous 
observons une faible diminution du coefficient de diffusion et un léger décalage des T2 par suite 
du confinement. Ceci rejoint la discussion donnée dans le chapitre IV sur l’analyse des 
distributions de T2 dans les cas similaires. La contribution de volume est donc prédominante ici, 
notamment du fait que nous avons une très large distribution de longueur de chaînes 
d’hydrocarbures. 
(iii) Nous avons vu au chapitre IV que ces relations anormales persistaient à température et pression 
variable. 
 
Figure V.6. Spectres de corrélation D-T2 de l’huile brute avec 9% d’asphaltènes dans les conditions de volume (a) et de 
confinement dans le grès de Bentheimer (b). Nous avons indiqué dans les deux cas les relations de comportement entre 
D et T2.  
M. Hürlimann a déjà observé des effets similaires dans des huiles brutes lors d’expériences de 
RMN à deux dimensions de type D-T2 et T1-T2  en présence d’ajout progressif d’asphaltènes dans 
une huile brute très riche en molécule saturées (73%) (réf. 6 de notre article donné en annexe). Nous 
ConfinéeEn volume




voyons sur la colonne de gauche de la figure V. 7 qu’en absence d’asphaltènes nous observons la 
relation linéaire classique D∝T2 et qu’au fur et à mesure de l’ajout d’asphaltène, la pente change 
jusqu’à disparaître à 4.7% d’asphaltènes dans la gamme 0.08s<T2<0.8s. Il a observé également que 
T1=T2 à 0% d’asphaltènes et que progressivement T1 dépasse T2 en augmentant la proportion 
d’asphaltènes (voir la colonne de droite de la figure V.6). M. Hurlimann n’a pas donné 
d’explication pour ces relations entre T1 et T2. J.-P. Korb a observé les relations existantes entre T1 
et T2 dans des expériences de RMN à deux dimensions de type (T1, T2) et (T2, T2) à basse fréquence, 
20 MHz, dans des pâtes de ciment. Il a expliqué le fait que (T1>>T2) pour des liquides confinés dans 
des milieux poreux par des effets de dynamique de surface de l’eau à la surface des pores des CSH. 
Ici, la situation est paradoxale car il n’y a pas de pores. Cependant, nos expériences de relaxation en 
champ magnétique variable (figure V.5.a) ont démontré qu’il y avait un processus de diffusion des 
petits hydrocarbures au voisinage des nanoagrégats d’asphaltènes. C’est précisément cet effet 
d’interaction dynamique entre hydrocarbures (maltènes) et asphaltènes qui explique ce 
comportement apparemment paradoxal mais qui ne l’est pas vraiment. 
Nous avons représenté sur les figures V.8, nos différentes observations de comportements 
anormaux dans le cas de l’huile (avec asphaltènes) en volume. Nous avons également indiqué par 
des flèches en pointillés les connections directes que nous pouvions faire entre nos différentes 
expériences (D-T2, Profil de <1/T1> et distribution GC). 
On peut faire les remarques suivantes sur cette figure. 
(i)  La partie où D≈Cte pour les grandes valeurs de T2, i.e. pour les petits hydrocarbures (Figure 
V.8.a) est directement corrélée à la zone des faibles nombres de carbone dans l’analyse par GC 
(figure V.8.c). Cette partie est également directement corrélée à la variation bi-logarithmique 
du profil <1/T1> (figure  V.8.b). Cette dernière s’explique par une mouillabilité dynamique et 
transitoire des petits hydrocarbures (C8-C10) à proximité des nanoagrégats d’asphaltènes 
(connexion également entre les figures V.8.b et c). Nous avons pu également caractériser cette 
dynamique par un temps de corrélation de saut à proximité des asphaltènes τm=8 ns et un temps 
de résidence au voisinage de cet interface τS=0.85 µs. Ce dernier temps a permis de retrouver 
un rayon d’exploration, r2D≈[4Dsurfτs]1/2≈3.9nm, par diffusion à proximité des asphaltènes de 
tailles comparable à celle trouvée par SANS/SAXS. Ces différentes connections permettent une 
interprétation cohérente de toutes nos observations, ce qui représente un résultat clé de notre 
travail.  
(ii) La partie où D ∝√T2 aux faibles valeurs de T2, i.e. pour les grandes longueurs de chaînes 
d’hydrocarbures (figure V.8.a) est donc connectée directement à la zone des grands nombres de 
carbone dans l’analyse par GC (figure V.8.c). Nous proposons une explication de ce 
comportement dans la partie suivante. Ce dont nous sommes sûrs est que ce comportement 
anormal apparaît en présence d’asphaltènes et redevient normal (D∝T2) en absence 
d’asphaltènes. Ce que nous pouvons dire également c’est ce que ce comportement ne suit plus 
la loi de Stokes-Einstein où D et T2 sont inversement proportionnels à la viscosité. Il en résulte 
une non-invariance d’échelle de la dynamique des hydrocarbures. Cette non-invariance vient de 
la très grande dispersion des longueurs de chaînes d’hydrocarbures. Ces dernières sont trop 
longues pour avoir une affinité dynamique pour les molécules d’asphaltènes. Elles peuvent 




néanmoins avoir une diffusion de translation, une diffusion quasi-1D entre les clusters 
d’asphaltènes. 
 
Figure V. 7  Comportement des sepctres de corrélation D-T2 et T1-T2 dans de l’huile brute en augmentant 
progressivement la proportion d’asphaltènes d’après M . Hürlimann ref. 6 de notre article donné en annexe)  





Figure V. 8 Comparaison des données de spectres de corrélation D-T2, profil de <1/T1> avec la fréquence de Larmor 
et distribution des longueurs de chaînes d’hydrocarbures pour de l’huile brute avec 9% d’asphaltène. Nous avons 
indiqué par des flèches en pointillés les connections directes qui existent entre ces différentes expériences. Nous avons 
présenté ici le cas de l’huile brute en volume, mais les résultats de l’huile confinée sont de même nature. 
 Enfin, il est très « réconfortant » de constater que nous continuons d’observer ces relations 
anormales (D ∝√T2 aux faibles valeurs de T2) dans le cas d’expérience d’imbibition pour l’huile 
brute avec asphaltènes confinée tant qu’il reste de l’huile brute (figure V.9a). Lorsque la quantité 
d’huile devient trop faible et corrélativement la quantité de filtrat de boue devient dominante (60%) 
nous retrouvons pour le filtrat une variation linéaire (D∝T2) que nous attendons pour ce fluide 
homogène.  
 Cette dernière figure représente donc l’aboutissement de notre travail sur ce sujet et conforte 
l’ensemble des hypothèses que nous avons faites. Nous avons pu représenter sur les figures. V.9 les 
deux comportements différents (D ∝√T2) pour l’huile brute et (D∝T2) pour le filtrat de boue que 
nous distinguons vraiment. Nous pouvons également séparer la contribution de la saumure à la 
saturation irréductible Swi =22.7% qui a un coefficient de diffusion nettement plus élevée et qui suit 
le comportement classique (D≈Cte) d’un fluide mouillant. Ce spectre (D,T2) dont nous pouvons 
suivre les saturations et dynamiques des trois fluides confinés individuellement constitue 
véritablement une première dans l’industrie pétrolière. 
  





Figure V.9. Spectre de corrélation D-T2 d’un mélange huile brute (9% d’asphaltène)/saumure/filtrat de boue confinée 
dans le grès de Bentheimer à deux états du processus de l’imbibition . (a) Saturations de la saumure (Swi=22.7%), 
Huile brute (52.7%, filtrat de boue (24.6%). (b) Saturations de la saumure (Swi=22.9%), Huile brute (17.2%, filtrat de 
boue (59.8%). 
  




Interprétation de la relation non linéaire D∝√T2 observée sur de 
l’huile brute avec asphaltènes 
L’un des intérêts du spectre de corrélation à deux dimensions (D-T2) est d’identifier les 
dynamiques moléculaires des différentes longueurs d’échelle. La séquence PGSE nous permet de 
sonder la diffusion translationnelle sur l’échelle des micromètres avec un temps de diffusion ∆=30ms, alors que la séquence CPMG explore cette dynamique sur l’échelle des nanomètres. Le 
comportement anormal observé sur les figures V.6 apparait pour des temps de relaxation T2 courts, 
ce qui est dû aux longues chaines d’hydrocarbures.  
Nous rappelons qu’à 9%, assumant que tous les asphaltènes sont incorporés dans une masse 
moléculaire d’approximativement 30kD (réf 27), la séparation entre clusters est de l’ordre du 
diamètre d’un cluster (figure V.5.b). Cette proximité des clusters d’asphaltènes interrompt 
vraisemblablement les mouvements de diffusion des longs hydrocarbures à des temps courts brisant 
la simple proportionnalité dans la corrélation entre le coefficient de diffusion D et le temps de 
relaxation T2. Il est alors possible que des étapes de « stop and go » diffusives quasi-1D des longues 
chaines d’hydrocarbures puissent l’emporter sur la lente rotation de ces structures transitoirement 
organisées. 
Il est nécessaire de focaliser sur les vitesses de relaxations longitudinale et transversale des 
longues chaines d’hydrocarbures diffusant entre les clusters d’asphaltènes. Nous avons vu que la 
majorité (≈65%) des espèces paramagnétiques ( S=1/2) sont embarquées dans les clusters 
d’asphaltènes. A partir des propriétés basiques de la relaxation nucléaire dans un système de basse 
dimension, la fonction de corrélation G(τ) décrivant la diffusion translationnelle quasi-1D de ces 
espèces de protons (I) entre les clusters d’asphaltènes tournant lentement et contenant des espèces 
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Cette forme de G(τ) implique l’indépendance de deux processus de relaxation. Premièrement, 
un processus de diffusion translationnelle à une dimension décrit la diffusion locale des 
hydrocarbures entre les clusters d’asphaltènes. Ce processus est caractérisé par un temps de 
corrélation translationnelle τ1D (≈1ns). Deuxièmement, un processus de diffusion rotationnelle 
décrit la rotation lente des clusters d’asphaltènes. Il est caractérisé par un temps de corrélation 
rotationnelle τrot (>>τ1D). La diffusion à une dimension ne se moyenne sur toutes les corrélations 
dipolaires entre les spins I et S, alors que la diffusion rotationnelle quant à elle, si elle suffisamment 
rapide, se moyenne sur ces corrélations dipolaires. Bien que l’équation 51 ressemble à celle de L. 
Zielinski (réf 30), nous voulons décrire comment ces processus de relaxation dépendent du paysage 
géométrique illustré sur la figure V.5.b. 
La première étape consiste à évaluer la densité spectrale J(ω) de la transformée Fourier cosinus 
de G(τ): 
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Pour un processus de relaxation dipolaire (I-S) hétéro-nucléaire, 1/T2 et 1/T1 sont 
proportionnels aux combinaisons linéaires des densités spectrales aux fréquences de Larmor 
nucléaire (ωI) et électronique (ωS=659 ωI) suivantes: 
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La constante A peut être trouvée dans notre article joint dans les annexes. Ces nouvelles 
équations de relaxation permettent une simulation quantitative des effets relatifs de la diffusion 
quasi-1D des hydrocarbures par rapport à la diffusion rotationnelle des clusters d’asphaltènes. Leur 
validité peut immédiatement être vérifiée par une comparaison directe avec les dépendances 
expérimentales des temps de relaxation T1 et T2 avec la viscosité et la température (η/T) à 
différentes fréquences de Larmor (réf. 1, 31, 32 de l’article E&F). Dans ce but, nous illustrons dans 
la figure V.10.a, les variations théoriques de T1 et T2 avec τrot avec une autre valeur de τ1D. Nous 
pouvons noter de l’équation 53 que T2∝1/√τrot dans l’intervalle de τrot dans les cas extrêmes 
(ωIτrot<<1)  et (ωIτrot>>1). Cette dépendance est compatible avec la légère dépendance en 
fréquence de T2 observée dans les expériences et dans la figure V.10.b.  
A l’opposé, nous observons une transition nette de T1∝1/√τrot à un plateau T1 ≈ Cte lorsque τrot 
avoisine ωIτrot≈1. De plus, la valeur de ce plateau dépend drastiquement de la fréquence lorsque ωIτrot>>1, ce qui est expérimentalement observé dans la figure 1 de la référence 1 de l’article E&F, 
où T1(80MHz)≈ 10 T1(2MHz) pour les huiles lourdes avec des viscosités élevées. Cette importante 
dépendance en fréquence est compatible avec la loi de puissance, 1/T1(ωI)∝ τ1D /√(ωIτ1D), qui 
provient de la dynamique à une dimension. Néanmoins, le profil NMRD des longs hydrocarbures 
calculé avec l’équation 54, figure V.10.b, avec une distance d’approche <dIS>≈1.6nm supérieure à 
celle utilisée pour les hydrocarbures courts, ≈0.655 nm (figure V.5.b), donne des valeurs de 1/T1(ωI)  
inférieures à celles qui sont rapportées dans la figure V.5.a.  




Pour une diffusion rotationnelle, il est admis que τrot=1/(6Drot)∝η/T pour une diffusion à une 
dimension dans le confinement considéré (figure V.5.b), il a été démontré que pour une chaîne 
polymèreτ1D  est relié à la longueur de chaine N et le coefficient de friction statique ξ par une loi de 
puissance τ1D∝ξΝσ où 0≤ σ≤2. Considérant que la dépendance en température du coefficient de 
friction statique soit faible devant celle de la diffusion rotationnelle activée, nous pouvons négliger 
l’effet de la température sur et τ1D  nous trouvons T2(T)∝1/[η(T)]1/2. Ce comportement a été 
expérimentalement observé par Straley pour 10 huiles contenant plus de 4.7% d’asphaltènes. (réf. 
35 de l’article E&F). 
La deuxième étape consiste à considérer que la séquence PGSE nous permet de mesurer la 
diffusion translationnelle dans l’échelle des micromètres à cause du temps de diffusion ∆=30 ms 
long. Sur cette grande échelle, la relation entre la diffusion translationnelle et la viscosité est donnée 
par D=kT/(6πRη), où R est la taille moléculaire moyenne.  
La troisième étape consiste, quant à elle, à utiliser une approche multi-échelles pour connecter 
la loi de comportement hétérogène, T2 ∝1/√η, sue l’échelle des nanomètres et la loi de 
comportement homogène, D ∝1/η,  sur l’échelle des micromètres. Sur la base des arguments 
physiques présentés ci-dessus, cette approche nous conduit à la loi de comportement non linéaire 
D∝√T2, observée pour les petits temps de relaxation T2 sur les figures V.6, en considérant le 
« scaling non-linéaire » �2 �∝ 1�� → ��2   ∝  1/√� qui représente le changement de la 
dimensionnalité locale de la diffusion des hydrocarbures dû aux clusters d’asphaltènes. 
Nous avons représenté sur la figure V.11 (1
er
 quadrant) une représentation graphique des effets 
de la transformation non linéaire, �2 → √�2, sur les différentes relations entre les coefficients de 




 quadrants) dans les cas 
d’une huile brute avec (3
ème
 quadrant) et sans asphaltènes (4
ème
 quadrant). Le 2
ème
 quadrant 
représentant une simple rotation des échelles. Cette transformation représente l’effet d’un « scaling 
non linéaire » qui transforme les échelles de représentation de la relaxation transverse en présence 
d’asphaltène. En effet, nous avons observé que les distributions des T2 de l’huile brute (en volume 
et en confinement) présentaient des distributions bimodales très larges, dont nous avons réussi à 
« fitter » ces distributions par une somme de deux lois log-normales. Par contre nous avons 
également observé que les distributions des T1 pouvaient se « fitter » par une seule loi log-normale. 
Du fait de la limite asymptotique de cette transformation de scaling pour les grandes valeurs de 
T2 (petits hydrocarbures). Nous pouvons estimer que ces grandes valeurs de T2 ne soient pas 
beaucoup affectées par cette transformation. Il n’en est pas de même pour les petites valeurs de T2 
qui, elles,  sont très fortement affectées par cette transformation.  
Ce que nous montrons dans cette figure  est que nous pouvons parfaitement obtenir une relation 
de corrélation non linéaire D∝√T2 en partant de la transformation de scaling  �2 → √�2. Autrement dit, c’est au niveau de la dynamique moléculaire (rotation et translation 
des huiles à longues chaînes) que réside les principaux effets de la présence de l’asphaltène. La 
diffusion de translation moléculaire restant nettement moins affectée. La comparaison des 




 quadrants montrent que nous reproduisons bien le 




comportement D∝√T2  observé pour les huiles avec asphaltènes en partant de �2 → √�2 et D∝T2 
(huile sans asphaltènes). 
 
Figure V.10 : (a)Variations théoriques des temps de relaxation longitudinale (T1) et transversale (T2) en fonction du 
temps de corrélation rotationnelle τ rot données par les équations 53 et 54. (b) Variations théoriques de (1/T1) et (1/T2) 
en fonction de la fréquence de Larmor (MHz). 
 





Figure V.11 Effet de la transformation non linéaire T2 =>√T2 sur la relation entre D et T2 
 










Conclusion générale et perspectives 
  




L’objectif essentiel de cette thèse était d’élaborer des séquences RMN originales à deux 
dimensions D-T2 corrélant les distributions des coefficients de diffusion D et les temps de relaxation 
transversale T2 de fluides pétroliers en situation de confinement dans des roches. Ceci afin de 
répondre à une demande industrielle de Total concernant l’évaluation des saturations en 
hydrocarbures qui sont des paramètres clés pour l’estimation des réserves et la sélection des 
processus de récupération du pétrole en puits. Ces séquences devant fonctionner dans les différentes 
configurations de saturations (monophasique, diphasique et triphasique) rencontrées et dans les 
conditions de température et de pression proches de celles des puits.  
Notre travail s’est déroulé essentiellement en cinq étapes. 
1) La première étape a consisté dans le choix d’une roche pétrolière représentative. Ce choix s’est 
porté sur un grès poreux homogène, perméable, peu argileux et à faible teneur en ions 
paramagnétiques à base de fer (Fe
3+
). Des mesures de caractérisation multi-échelles ont été 
effectuées. Dans un premier temps au PMC de l’Ecole Polytechnique pour caractériser la 
distribution de tailles de pores avec le relaxomètre RMN et sur la teneur en ions Fe
3+
. Nous 
avons pu vérifier qu’à la fréquence de travail des logs RMN (2.5 MHz) il y avait une taille de 
pore privilégiée. D’autres mesures plus spécifiques ont été réalisées au CST de Total à Pau pour 
caractériser les paramètres structuraux de cette roche, à savoir la porosité, la perméabilité, le 
volume des pores. Les différents fluides ont aussi été choisis pour répondre aux spécificités des 
expériences projetées. 
 
2) La deuxième étape a consisté dans la mise en route du nouveau spectromètre RMN (Oxford 
Instrument) installé au CST de Total à Pau. Au cours de cette étape, nous avons installé les 
principales séquences de RMN à une dimension requises pour ce travail. nous pouvons citer par 
exemple les séquences d’acquisition des vitesses de relaxation transverses 1/T2 et 
longitudinales 1/T1 et les séquences de gradient de champ pulsé qui permettent de mesurer le 
coefficient de diffusion de translation D des fluides pétroliers étudiés. Dans chaque cas, nous 
avons réussi à interfacer les différentes expériences réalisées avec notre programme d’inversion 
de la transformée de Laplace pour donner les distributions des T2, T1 et D à une dimension. 
Cependant, nous nous sommes aperçus qu’avec la RMN à une dimension, les différences de T2 
n’étaient pas suffisantes pour séparer les distributions individuelles d’un mélange composé de 
répartitions volumiques égales d’huile brute, de saumure et de boue de forage. Une dimension 
supplémentaire dans les expériences RMN s’est donc avérée absolument nécessaire. 
 
3) La troisième étape a donc consisté dans l’introduction de la diffusion comme dimension 
supplémentaire RMN par la séquence D-T2 de mesure des corrélations de spin à deux 
dimensions entre le coefficient de diffusion de translation D et le temps de relaxation 
transversale T2. Différents essais ont eu lieu pour caractériser le comportement individuel des 
différents fluides (saumure, huile brute, filtrat de boue) en milieu homogène et en confinement 
dans le grès de Bentheimer dans des conditions de température et de pression proches de celles 
du puits. Dans chaque cas, les résultats ont été présentés sous forme de distributions à deux 
dimensions qui facilitent l’interprétation. Le cas particulier des fluides à grande viscosité a 
demandé des modifications importantes de la séquence D-T2, notamment pour l’élimination des 
courants de Foucault qui perturbaient les mesures. Enfin, cette séquence D-T2 a été appliquée 




dans le cas d’une saturation triphasique (saumure/huile/filtrat de boue) pour suivre 
quantitativement les différents fluides au cours des étapes d’invasion-drainage. 
 
4) La quatrième étape, non prévue initialement, nous a permis de trouver des résultats physico-
chimiques nouveaux dans le cas des huiles brutes contenant de l’asphaltène. Pour cela, 
différentes techniques complémentaires ont été utilisées. La résonance paramagnétique 
électronique (RPE) a permis de quantifier les ions paramagnétiques de vanadyl VO
2+
 ainsi que 
des radicaux organiques stables en présence ou non d’asphaltène. La micro-chromatographie 
d’exclusion de taille couplée avec la détection par spectrométrie de masse en haute résolution 
ont démontré le piégeage de différents métaux (Ni, Fe, S et V) dans des composés de métallo-
porphyrine (MP) piégés dans la partie polaire des nanoagrégats d’asphaltène. Ces deux 
techniques ont montré que 2/3 des VO
2+
 étaient piégés dans les composés (MP) inclus dans ces 
nanoagrégats d’asphaltène et 1/3 étaient libres en solution. Les analyses par chromatographie 
gazeuse et par perméation en gel ont permis d’obtenir les distributions de longueurs de chaînes 
des hydrocarbures sur une très grande étendue de nombre de carbone. Nous avons montré la 
grande ressemblance entre les formes de ces distributions et celles venant des temps de 
relaxation transversaux et longitudinaux mesurés par RMN à différentes fréquences de Larmor. 
Ceci a démontré que la dynamique des hydrocarbures était fortement corrélée à leurs longueurs 
de chaînes. Enfin, l’interprétation des variations avec la fréquence de Larmor des vitesses de 
relaxation longitudinales moyennes <1/T1> a démontré que les petits hydrocarbures (C8-C10) 
présentaient une dynamique bidimensionnelle sur (ou au voisinage) de la surface des 
nanoagrégats d’asphaltènes. Différents paramètres dynamiques ont pu ainsi être mesurés à 
PMC (Ecole Polytechnique) comme le coefficient de diffusion surfacique et le temps de 
résidence de ces petits hydrocarbures à la surface de ces nanoagrégats. nous en avons déduit un 
rayon d’agrégat d’asphaltène de l’ordre de 3.9 nm en bon accord avec les mesures préalables de 
diffusion aux petits angles des rayons X et des neutrons. 
 
5) Toutes ces mesures ont finalement permis d’expliquer les comportements apparemment 
paradoxaux des spectres RMN D-T2 des mélanges (saumure/huile/filtrat de boue) au cours de 
différentes expériences d’imbibition-drainage dans des roches pétrolières. Notamment dans le 
cas des huiles brutes avec asphaltène où nous avons observé les relations: D∝√T2, pour les T2 
courts (longues chaînes) et D≈Cte, pour les T2 longs (courtes chaînes). Ces comportements sont 
très différents de ceux que nous avons observé dans les cas d’huiles de synthèse et de fluides 
homogènes à toutes les échelles où nous avons trouvé le comportement classique D∝T2∝1/η 
conforme à la loi de Stokes-Einstein. Nous avons de plus montré la persistance de ces 
comportements paradoxaux à température et pression variables. Un scaling non-linéaire 
T2→√T2 a montré que c’est au niveau de la dynamique moléculaire (de rotation et de 
translation) des hydrocarbures de longues chaînes moléculaires que résident les principaux 
effets de l’asphaltène.  Ce scaling a été bien expliqué en considérant deux processus de 
diffusion des hydrocarbures, une diffusion translationnelle quasi-1D des longs hydrocarbures 
mobiles et une diffusion rotationnelle des clusters d’asphaltènes. Le deuxième comportement 
D≈Cte, pour les T2 longs prouve l’affinité dynamique entre hydrocarbures et asphaltène. Ce 
résultat est nouveau dans le domaine pétrolier. Il est porteur d’informations chimiques 




nouvelles que  nous pouvons obtenir par des expériences de RMN à deux dimensions utilisables 
en puits. Un autre résultat nouveau est la possibilité de suivre continument, sur le spectre 
(D,T2), les saturations et les dynamiques des trois fluides confinés individuellement au cours 
d’une expérience d’imbibition-drainage. C’était l’objectif premier de cette thèse et ceci 
constitue véritablement une première dans l’industrie pétrolière. 
Les perspectives de cette étude sont multiples. Tout d’abord, nous poursuivrons l’élaboration 
de techniques RMN à deux dimensions en améliorant la performance des séquences de gradients 
pulsés. Il faut éviter les problèmes venant des courants de Foucault qui sont à l’origine des 
déphasages intempestifs des FID et qui limitent la performance des séquences. D’autres séquences 
permettent de mesurer des coefficients de diffusion plus faibles (huile brutes plus lourdes) par 
l’utilisation de cohérences à plusieurs quantas. Nous essaierons de remédier au problème de 
l’application d’une PGSE avant une CPMG qui retarde le temps d’acquisition de la première valeur 
de l’aimantation. Il faut également améliorer les techniques d’inversion par transformée de Laplace 
en présence de bruit important. Nous essaierons pour cela des techniques de filtres passe-bas des 
signaux d’entrée qui permettront d’éliminer les artefacts observés dans les expériences présentant 
plusieurs fluides pétroliers.  
D’un point de vue physico-chimique nous chercherons à mieux comprendre l’origine des 
comportements en (D∝√T2) pour les huiles brutes avec asphaltène. Nous avons avancé différentes 
hypothèses, notamment un processus de diffusion avec différentes étapes de « stop and go » dans 
l’espace très encombré entre les clusters d’asphaltènes. Il serait aussi intéressant de généraliser nos 
expériences à d’autres huiles en faisant varier le taux d’asphaltènes. Nous essaierons d’élargir le 
domaine des spectres de corrélation D-T2 du côté des temps T2 faibles.  
Nous devrons étudier, en détail, les saturations relatives des fluides en confinement. Le 
changement des positions des pics de chaque fluide, dans chaque étape de saturation, peut être relié 
à des phénomènes physico-chimiques et pétrophysiques. Pour cela, les différents états de saturation 
et les ordres d’injection devront être variés.  
Dans ce travail, un seul type de roche a été utilisé. Nous avons uniquement travaillé avec le 
grès Bentheimer. Ce travail devra être enrichi en effectuant les mêmes opérations sur d’autres grès, 
des carbonates et mêmes des schistes. Comme cela a déjà été cité plus haut, il faudra travailler avec 
d’autres huiles brutes et également d’autres saumures et d’autres filtrats de boues de forage. 
Enfin, une collaboration sera poursuivie sur le transfert en puits de nos expériences de RMN à 
deux dimensions. Des forages sont en cours et des analyses de logs RMN seront prochainement 
engagées par Total. Nous pourrons ainsi voir si nos observations se généralisent aux résultats 




















Annexe A : La perméabilité 
Nous désignons par le substantif de perméabilité l'aptitude des roches à laisser circuler les fluides 
contenus dans son volume poreux. Au laboratoire, pour des mesures de routine et de prestation sur 
les carottes ou même les échantillons de roche d'affleurement, c'est la perméabilité au gaz qui est 
mesurée sur les échantillons lavés et séchés, montés en cellules dites de « Hassler », et soumis à une 
pression de confinement de 10 à 50 bar. Il est recommandé d'utiliser une pression de confinement de 
20 bar, premier palier de pression utilisé en mesures sous contraintes, et pression nécessaire pour 
tenir compte d'échantillons vacuolaires ou non parfaitement cylindriques. Ceci afin d’éviter le 
passage du gaz entre l'échantillon et sa gaine. Les mesures de perméabilité K sont calculées avec la 
loi de perte de charge (ou Darcy généralisée) : 
 ߲߲ܲݔ = �ܳ௠ܣܭߩ൮ͳ + ݑܳ௠�ܣ⏟é௖��௧à௟�௟௢௜ௗ௘���௖௬) 
 
où ρ est la masse volumique, Qm le débit massique et u le paramètre de forme des pores. 
1. La perméabilité au gaz (Kg) 
La mesure est effectuée en débit permanent. Les gaz utilisés sont l'hélium ou l'azote. Dans le 
cadre de notre étude, le gaz utilisé est l'hélium. Le calcul de Kg s'effectue en utilisant la loi de Darcy, 
tenant compte de la compressibilité du gaz. Nous avons dans le cas d’un écoulement parallèle : 
 ܭ =   �ܲ ܳ �     ௘ܲ   ܲ   
 
Kg = perméabilité (Darcy) (1 Darcy = 0.987 • 10−12 m2) 
q = débit (cm³/s) 
μ = viscosité (centipoise) 
L =  longueur de l'échantillon (cm) 
S = surface de l'échantillon (cm²) 
Pe = Pression entrée (atmosphère) 
Ps = Pression sortie (atmosphère) 
Pa = Pression de mesure du débit du gaz. 
Les mesures sur les échantillons peu perméables seront effectuées par la méthode des 






1.  Les sources principales d'erreurs sur la mesure  
Les sources principales d’erreurs sur la mesure de la perméabilité sont : 
− la présence de fissures, 
− la présence de vacuoles, 
− les interactions fluide – roche, 
− un écoulement non laminaire et 
− un séchage trop élevé (dans le cas de milieux argileux) 
La mesure de perméabilité, une des plus sujettes à caution en laboratoire, devra être corrigée ou 
critiquée pour les effets des contraintes.  En plus, il y a la critique par rapport à la valeur de 
contrainte de confinement qui doit être suffisante (20 bars) pour éviter un écoulement entre la gaine 
et l'échantillon (cas de non cylindricité parfaite, de vacuoles ...). 
 
2. Les effets des contraintes : 
Parmi ces effets, nous pouvons citer : 
a)  L'effet Klinkenberg ou glissement aux parois, cas du gaz 
Sous le régime stable et en écoulement laminaire, Kilinkenberg a démontré que la perméabilité 
aux gaz était approximativement une fonction linéaire de la pression réciproque. La réalisation 
d’une telle fonction dépend du nombre de Knudsen. Si ce dernier est compris entre 0.01 et 0.1, 
l’approche de Klinkenberg est acceptée. 
Lors du déplacement du gaz, à pression faible, les molécules séparées par leur libre parcours 
moyen s'entrechoquent et choquent les parois des pores, en s'écoulant toutes à la même vitesse. Par 
contre, pour un liquide, la vitesse est plus importante au centre du pore que contre le grain où elle 
devient nulle. Lorsque nous augmentons la pression moyenne du gaz, celui-ci tend à se comporter 
comme un liquide et la perméabilité diminue. Klinkenberg a relié la perméabilité apparente Ka au 
gaz pour une pression donnée moyenne Pm à la vraie perméabilité KL par la relation : 
  ܭ� = ܭ  ͳ +  ௠ܲ⁄   
 
Ka = perméabilité au gaz mesurée 
Pm = pression moyenne 
KL= perméabilité liquide équivalente, i.e., perméabilité absolue, K 







Figure 1 L'effet Klinkenberg 
b) L'effet de turbulence 
Normalement si nous augmentons le débit, la pression différentielle aux bornes de l'échantillon 
augmente proportionnellement. A débit élevé, ceci n'est plus le cas dû au passage d'un régime 
laminaire à un régime turbulent, la loi de Darcy n'étant plus valable. Aussi les mesures sont-elles 
effectuées à régime laminaire. 
c) L'effet des argiles 
Dans le cas des échantillons argileux, la mesure après lavage et séchage classique surestime la 
valeur de Kg. En effet, le séchage tend à effondrer les agrégats d'argiles qui laissent ainsi un passage 
plus important au gaz. 
 
Références : 
KLINKENBERG, L. J.(1941), The permeability of porous media to liquids and gases, Drilling and 





Annexe B : La porosité et la masse volumique  
1. Définition de la porosité : 
Les roches sédimentaires sont constituées de grains de matière solide, de forme quelconque plus 
ou moins cimentés entre eux et entre lesquels existent des espaces vides qui contiennent les fluides 
(eau, gaz, hydrocarbures). La porosité peut être calculée à partir du volume des pores, vide ou 
saturé en fluide, et du volume total d'un échantillon de roche : 
  =    ௧ 
avec Vp le volume poreux, Vs le volume solide et Vt le volume total. 
 
Figure 2 Schéma représentatif des volumes poreux, solide et total 
 
Φ peut, donc, s'écrire sous forme :  
  =    ௧ =   ௧      ௧   
 







Figure 3 : Variation de la porosité en fonction de l'arrangement des grains constituants du volume solide 
 
La porosité d'un échantillon de roche est intrinsèquement liée à la dimension des grains, leur 
forme et leur distribution. Sur la figure 2, les grains sont représentés en deux dimensions par des 
disques du même diamètre. Nous supposons, donc, que les grains ont la même forme et la même 
dimension. Néanmoins, pour deux arrangements différents, donc deux distributions différentes, 
nous obtenons deux valeurs différentes de la porosité. 
2. Mesure de la porosité : 
Bien que le calcul de la porosité soit très simple, sa mesure qui dépend d'au moins deux 
paramètres n'est pas laborieuse mais nécessite de la précision. Il y a, donc, un ensemble de mesures 
qui s'effectuent « en routine ». Ces mesures sont systématiquement effectuées dans le cadre de 
plusieurs séquences. Ces dernières dépendent de la nature des échantillons. Elles se résument, dans 
le cadre de notre étude, à l'ensemble ci-dessous :  L'échantillonnage : Les dimensions des échantillons dépendent de la provenance et de la 
nature des carottes. Nos échantillons sont issus d'un grès d'affleurement. Ils mesurent 37 mm 
de diamètre et 50 mm de long.  Le lavage : C'est une étape très délicate à opérer dans le cas de carottes prélevées dans un 
puits d'exploration ou de test. Cela nécessite l'utilisation de solvants dans des cellules 
appropriées. Nos échantillons étant issus d'un grès d'affleurement, nous n'avions pas besoin 
de les laver.  Le séchage en étuve à 80°. Cette opération est nécessaire afin d'éviter que la vapeur d'eau ou 
toutes autres impuretés de l'air ne s'incrustent dans les pores de nos échantillons.  La pesée de l'échantillon sec.  La mesure du volume total de l'échantillon (Vt). Le volume total est également calculé. Nous 
disposons de deux méthodes distinctes de mesures nous permettant de le faire :  La mesure géométrique du diamètre D et de la longueur L puis l'application du calcul 





 La mesure par pesée de l'échantillon immergé dans le mercure et soumis à la 
poussée d'Archimède  ௧ =        
La mesure par la pesée prend en compte les irrégularités de l'échantillonnage comme la 
forme cylindrique imprécise. Il y a le risque pour le mercure de s'introduire dans le milieu 
poreux sans oublier les risques sur la santé. Ce dernier point a été judicieux dans la décision 
prise sur la mesure du volume total de notre série d'échantillons.   La mesure du volume solide (Vs). Dans notre étude, la méthode utilisée est l'injection 
d'hélium, dans le cadre de la pycnométrie, et en appliquant la loi de Mariotte : 
  ܲ    =  ܲ     +        
 
P1 et P2 sont les pressions d'hélium et V1 et V2 sont les volumes de références des chambres. 
Vs est le volume solide. 
 
Figure 4 : Description du schéma expérimental de l'appareil de mesure de la porosité 
 
Le système thermodynamique peut être divisé en deux états, l’état 1 : (P1, V1) et l’état 2 : (P2, 
V1+V2-Vs).  
V1 est le volume de l'enceinte de référence, V2 est le volume de l'enceinte de mesure et Vs est le 
volume solide de l'échantillon  
P1 est la pression du gaz dans l'enceinte de référence et P2 est la pression du gaz après détente dans 
l'enceinte de mesure   La mesure du volume poreux (Vp).  
Nous serions tentés de le calculer directement à partir des volumes (total et solide). Néanmoins, 
il existe des bancs qui nous permettent de le faire avec plus de précision. Dans notre étude, nous 
avons également opté pour l'utilisation de l'hélium et l'application de la loi de Mariotte. Celle-ci 





 ܲ    =  ܲ  (  +   +   ൯ 
 
Figure 5 Description du schéma expérimental de la mesure du volume poreux 
 
Cette fois-ci également, le système thermodynamique est divisé en deux états, l’état 1 : (P1, V1) 
et l’état 2 : (P2, V1+V2+Vp). 
  Finalement, le calcul de la porosité est opéré par les trois manières suivantes : 
 
 =
{   
     ௧      ௧   ௧    +   
 
 
3. Incertitude et représentativité de la mesure de la porosité : 
L'incertitude sur la mesure, en principe inférieure à 50 %, est fonction :  de la technique de prélèvement des échantillons.  de la qualité du lavage et du séchage : il y a un risque que tous les fluides ne soient pas 
évacués.  de la géométrie externe de l'échantillon  de la régulation de la température  des étalonnages des balances et du pycnomètre  de la qualité de la mise en œuvre de chaque procédure  de la présence d'argile. La porosité augmente d'autant plus que l'échantillon est argileux, 
lorsque la température de séchage est élevée. 
La masse volumique du solide est donnée par ߩ = ௠�  ௘ௗ௘௟′é௖ℎ�௡௧௜௟௟௢௡௩௢௟௨௠௘ ௢௟௜ௗ௘  en g/cm³. 





rapport à la minéralogie dominante. Nous devons avoir les résultats rapportés dans le tableau ci-
dessous : 
 
Minéralogie  ρ (g/cm³) 
Les quartz 2.65 
Les calcaires 2.70 
Les dolomies 2.84 à 2.87 





Annexe C : Les Séquences  de gradients de champ pulsés et leur 
application aux milieux poreux :  
4. La RMN et le coefficient de diffusion D : 
a) RMN :  
Dans une solution en volume, la relaxation magnétique nucléaire RMN est sensible à 
l’autodiffusion par translation moléculaire. L’échelle des temps accessibles par cette méthode 
s’étend des picosecondes aux nanosecondes. Dans le cas des fluides confinés dans les pores, 
l’échelle des temps accessibles s’étend des nanosecondes aux microsecondes. Dans ce cas dernier 
cas, il est possible de mesurer la diffusion de translation aux interfaces relative aux impuretés 
paramagnétiques situées à la surface des pores. Pour les molécules sphériques, les vitesses de 
relaxation mesurées sont proportionnelles au temps de corrélation de translation, définit par la loi de 
Debye : 
 τ௖ = ͵6ߨ��௖3/ ͵݇�  
 
b) Le gradient de champ magnétique pulsé (PFG pour Pulsed Gradient 
Field) : 
Dans une solution en volume, la méthode PFG est sensible à la diffusion de translation (l’échelle 
des temps varie des millisecondes aux secondes). Dans les pores, la méthode PFG est sensible à la 
diffusion restreinte par la taille du pore. Il y a donc nécessité de développer des techniques RMN 






Figure 6 Différentes techniques RMN multi-échelles utilisées au laboratoire PMC 
c) La diffusion de translation : 
Rappelons les bases de la diffusion de translation à une dimension. La première loi de Fick s’écrit, pour 
une concentration de molécules C(x,t) : 
 ܬ ݔ, ݐ =   ܦ ߲ܥ ݔ, ݐ ߲ݔ  
 
La deuxième loi de Fick, quant à elle, s’écrit  
 ߲ܥ ݔ, ݐ ߲ݐ =  ܦ ߲ ܥ ݔ, ݐ ߲ݔ  
 
A trois dimensions ces deux lois s’écrivent : 
 
{⃗ܬ �⃗, ݐ =  ⃗⃗⃗⃗ܦ. �ܥ �⃗, ݐ ߲ܥ �⃗, ݐ ߲ݐ =   �. ⃗ܬ �⃗, ݐ  
 
Le coefficient d’auto-diffusion caractérise la dynamique translationnelle des molécules (ions). C’est le 
procédé de transport le plus général des molécules dans un fluide. La relation d’Einstein-Stokes qui décrit ce 
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coefficient s’écrit ܦ = ݇�݂ 
 
Sachant que, pour les molécules sphériques, f s’écrit  
 ݂ = 6 ߨ��  
 
Dans le cas de la RMN, le temps de corrélation de translation s’écrit  
 �௧ = ݀  ܦ 
 
où d est le diamètre des molécules. 
Dans le cas de l’auto-diffusion, où il n’y a pas de gradient de concentration, la probabilité totale P(r1,t) de 
trouver la molécule à la position r1 au temps t est liée au propagateur de diffusion P(r0,r1,t). Dans le cas 
d’une diffusion isotrope dans un milieu homogène et à trois dimensions, ce dernier s’écrit sous une forme 
gaussienne 
 ܲ �0⃗⃗⃗⃗ , � ⃗⃗⃗ ⃗, ݐ =  ͳ Ͷߨܦݐ 3  ⁄ ݁ݔ�   � ⃗⃗⃗ ⃗   �0⃗⃗⃗⃗   Ͷܦݐ   
 
Nous en déduisons le déplacement quadratique moyen  
         11002010201 ,, rdtrrPrrrrdrr        
 
qui s’écrit, pour le propagateur de diffusion, suivant la loi bien connue : 
   nDtrr  201   
 
Avec n=2, 4, 6 en 1D, 2D et 3D respectivement. 
 
5. Les principes de base de la PFG : 





détaillé ensuite dans les livres de W. Price et P. Callaghan. Appelons g le gradient de champ 
magnétique, r la position spatiale et 0 la fréquence de résonance de Larmor. En présence de ce 
gradient magnétique, la fréquence effective eff est différente de celle de Larmor. En effet, cette 
dernière s’écrit  
 ߱௘௙௙ �⃗ =  ߱0 +  �  ݃⃗. �⃗  
 
avec, pour la PFG 
 ݃⃗ =  ∇ܤ0 = ߲ܤ0߲�  ݁௭⃗⃗⃗⃗  
 
en imposant au gradient de champ magnétique la direction de l’axe des z, nous trouvons 
finalement,  ߱௘௙௙ �⃗ =  ߱0 +  �݃� 
 
Lors de l’utilisation d’une séquence à échos de spin comme la séquence de Hahn, il est important 
de prendre en compte les déphasages cumulés en présence d’un tel gradient de champ magnétique. 
Pour un seul spin, le déphasage cumulé s’écrit 
          tt dttzgtB dttztgtBt 00 00 constant)gradient un (pour '' '''   
 
Le premier terme de la somme correspond au déphasage dû au champ magnétique constant et le 
deuxième terme au gradient de champ appliqué. 
Dans une séquence comprenant la séquence d’échos de Hahn et des pulses de gradient de champ 
(PGSE pour Pulsed Field Gradient Spin Echoes) comme celle que nous reportons sur la figure 7, à 
la fin du temps , le spin i se déphase pendant l’action du gradient : 
     ''
00   dttzB  
 
Après le temps d’attente , un pulse  est appliqué pour changer les signes du temps et de la 
phase. Au temps t1+, un second gradient est appliqué en présence de déplacement des spins le 















































Pour un ensemble de spins avec différentes positions initiales et finales, l’intensité normalisée du 
signal de l’écho au temps t=2 représente le déphasage cumulé sur tous les chemins de diffusion 














où P() est la distribution de phase   12,   dP  
Cependant, il ne faut pas oublier l’effet de la relaxation magnétique. Sous l’effet de celle-ci, 
lorsque le temps  est varié, l’atténuation s’écrit 
 




   
 
avec  variant d’une milliseconde à une seconde, << varie entre zéro et dix millisecondes et g est 
très souvent constant. Le premier terme de l’atténuation est celle qui est due à la relaxation. La 
seconde est due à la diffusion. Cette expérience est d’autant plus facile à réaliser que le temps de 
relaxation T2 est long. Dans ce cas, nous obtenons : 






Figure 7 Description de la PGSE et du déphasage de 4 spins 
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6. L’expression de l’atténuation du signal avec la diffusion 
i. L’approche par l’approximation d’une distribution de phase gaussienne : 
 
Figure 8 Schéma de la PFG 
Nous avons vu que l’atténuation du signal au temps 2t est  
          dPg cos,2A2A 0    
 
où P() est la distribution de phase.  est défini comme  








t ii      
 
Nous avons besoin de trouver la distribution P()  à partir de cette dernière équation. Nous 
commençons par noter que zi(t) est donné par la solution de l’équation de diffusion à une 
dimension. 
     DtzDt 4exp4 1tz,0,P 22/1  
 
Comme la distribution de phase est donnée par une intégration sur la variable z suivant une 
distribution gaussienne, P() sera également une fonction gaussienne 
     avav 222/12 2exp2 1,2P   
 
































































Nous identifions aisément la partie temporelle de la partie spatiale. Nous conservons uniquement les 
déplacements le long du gradient de champ : 
          bazzavba trrPtrrPrrrrrrdrdrdtztz ,,,,)()( 211000201210       
 
Ceci est vrai seulement si tb>ta.  
 
 
Dans le cas de la diffusion à une dimension,  
     
           





























En faisant le changement de variable Z1=z1-z0, Z2=z2-z0 et avec   100 zdz    
 
          ababaaavba ttD ZZttD ZdZDtDtdZtztz 4exp44Zexp4 Z)()( 2122/122212/111   
 
En faisant un autre changement de variable Z’2=Z2-Z1 
 
         ababaaavba ttDZttD ZZdZDtDtdZtztz 4 'exp4 ''4Zexp4 Z)()( 222/1122212/111   
 
avec 
       1222222212/1 4 'exp''4 'exp'4 1 ZttDZZdZttDZdZZttD ababab        
 












  aavaaaavba DttzDtDtdZtztz 2)(4Zexp4 Z)()( 2212/1211     
 




bavba Dttztztz 2)()()( 2  . 
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  322222  Dgav  
 
Le signal est donc donné par  
          dPg cos,2A/2A)E( 0    
 
avec       avav 222/12 2exp2 1,P   










2  Dgav  
 
Ce sera cette expression très connue, due à Stejskal et Tanner, que nous utiliserons dans nos 
mesures de RMN à une et deux dimensions. Nous voyons immédiatement qu’il y a trois possibilités 
de mesures en faisant varier, soient : la durée des impulsions de gradient l’écart entre ces 





 Annexe D : L’interpolation barycentrique de Lagrange 
 
Les détails de la méthode peuvent être trouvés dans un article de J.-P. Berrut et N. Trefethen 
Nous présentons ici un simple résumé. Soient les � + ͳpoints d'interpolation distincts ݔ௝où ݆ =Ͳ,ͳ, . . . , � et les points correspondants de la fonction ௝݂. Nous pouvons, en suivant la notation de 
l'article, définir une fonction : 
 ݈ ݔ =  ݔ  ݔ0  ݔ  ݔ  ⋯  ݔ  ݔ௡  
 
et les barycentres tels que : 
 ݓ௝ =  ∏ (௫ೕ−௫ೖ൯ೕ≠ೖ , ݆ = Ͳ,ͳ, . . . , � 
 
de telle façon que nous pouvons écrire le jième polynôme de Lagrange comme suit : 
 ௝݈ ݔ = ݈ ݔ ௪ೕ௫−௫ೕ. 
 
La fonction d'interpolation est donc : 
 � ݔ = ݈ ݔ ∑ ௪ೕ௫−௫ೕ ௝݂௡௝=0 . 
 
Enfin, la formule barycentrique s'écrit comme : 
 � ݔ = ∑ ೢೕೣ−ೣೕ௙ೕ�ೕ=0∑ ೢೕೣ−ೣೕ�ೕ=0 . 
 
Pour revenir à notre utilisation de cette méthode, nous rappelons que nous avons utilisé une 
fonction prédéfinie dans la bibliothèque Scipy du langage Python. La table des viscosités et de la 
masse volumique a été exportée dans un fichier texte pour faciliter son exploitation. Elle a même 
été divisée en deux. Prenons exemple de la première partie où les températures croissent de 15 °C à 































Nous savons que la première colonne correspond aux températures, la deuxième aux viscosités 
cinématiques, la troisième aux viscosités dynamiques et la quatrième aux masses volumiques. 
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"""  
# import numpy library  
import numpy as np  
 
# imprt barycentric interpolator from scipy library 
from scipy.interpolate import BarycentricInterpolator as bi  
 
# load the file containing the data 
T, eta, nu, rho = np.loadtxt('FOLDER/FILE', unpack=True)  
 
# initialize L with interpolation points 
L_eta = bi(T)  
L_nu = bi(T)  
L_rho = bi(T)  
 





# points where we want interpolate the function 
new_T=np.array([23., 24., 25., 26., 27., 28., 29.])  
 
# creating new empty matrices 
inter_rho = inter_nu = inter_eta = np.zeros(np.shape(new_T))  
 





# saving the new data in a file 
np.savetxt('FOLDER/FILE_Interp',(new_T, inter_eta, inter_nu, inter_rho)) 
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We propose a method that allows probing quantitatively the individual saturations of crude-
oil/brine/mud-filtrate mixtures during imbibition-drainage experiments on a petroleum rock-system. 
The experiments have been also performed at different temperature and pressure conditions. 
Keywords 
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.1 Introduction 
2D nuclear magnetic relaxation measurements are commonly used in well logging for the 
exploration part of oil recovery. For instance, the diffusion-transverse relaxation (D-T2) correlation 
spectrum allows discrimination of brine and oil mixtures in pores [1]. However, there are still 
difficulties in data interpretation. The first difficulty is to probe quantitatively the individual 
saturations of each fluid in petroleum fluids mixtures. The second difficulty exists, for crude oil 
containing asphaltenes, in the interpretation of the anomalous relationship observed between the 
translational diffusion coefficient, D, and the transverse relaxation time, T2 [2]. Here, we propose a 
new method allowing us to measure quantitatively the different saturations for various petroleum 
fluids mixtures in a rock-system. The rock samples and petroleum fluids have been properly 
characterized by standard petrophysical techniques (picnometry, gas flow in steady state conditions for 
absolute permeability, viscosimeter, SARA...). The 2D NMR experiments have been realized at 
different in situ successive saturations in monophasic, diphasic and triphasic conditions. For proper 
measurement of the diffusion coefficients distributions, we used a pulsed field gradient spin–echo 
PGSE technique with bipolar pulsed gradients to reduce eddy currents and internal gradient effects [3, 
4]. The final inverted D-T2 spectrum has been obtained using our own inverse Laplace transform (ILT) 
program. The experiments of imbibition-drainage on a sandstone sample have been also performed at 
different temperature and pressure conditions. 
 
.2 Systems and NMR methods 
We use cylindrical sandstone rock samples 2” in length and 1.5” in diameter whose main 
characteristics have been measured with standard petrophysical techniques. The average porosity and 
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 permeability are 22.75%, and 2.5 D, respectively. The rock contains less than 5% of clays, 0.13% of 
iron (Fe) and a few ppm of Mn. X-ray CT shows that there is a homogeneous pore size distribution 
centered on 25 m [5]. The petroleum fluids (brine/mud-filtrate/crude oil) are selected for their 
respective viscosities of 1, 2.5, and 25 cp at room temperature. The SARA analysis of the crude oil 
reveals a composition of saturates 40.3 %(wt), aromatics 44.0%(wt), resins 6.7%(wt) and asphaltenes 
9.0%(wt), respectively. The brine is made with NaCl (45g/l) and CaCl2 (5g/l). The oil based mud-
filtrate has been synthesized in the laboratory.  
We use the standard petroleum industry protocol to saturate an empty rock sample. The 
drainage/imbibition protocol is not different from the saturation protocol. However, the former 
depends on the fluids density to avoid gravity effects. First, we saturate the rock sample with a given 
fluid, then the drainage/imbibition procedure is performed and the volumes are measured during 
injection-recovery. 
1D and 2D NMR measurements have been made with an Oxford 2.5 MHz spectrometer. Data were 
processed using our own 1D and 2D inverse Laplace transform (ILT). 1D NMR (CPMG) 
measurements have been performed to probe T2 on three similar samples saturated either with brine, 
crude oil or mud-filtrate, separately. The three T2 distributions have their main peaks centered at 0.8s 
for brine, 0.45s for mud-filtrate and 0.05s for crude oil, respectively. The ratio T2,peak,brine/T2,peak,oil≈16 
should facilitate an easy separation of brine and crude oil peaks in a mixture. However, we checked 
that this was not the case for a mixture of almost equal volume fractions of these two fluids. A 
supplementary dimension was thus necessary. 
.3 2D NMR measurements  
3.1 Confined brine/crude-oil mixture 
We present in Figure 1 the D-T2 correlation spectra obtained after ILT of a confined brine-crude-oil 
mixture (SNR≥120). In fact, these spectra correspond to two successive steps of a drainage process. 
The rock is initially 100% saturated with brine. Then, oil is progressively injected in steady state 
condition to reach a given saturation. We immediately notice that the brine and oil data are clearly 
separated on the basis of their individual diffusion coefficient values. We estimate the fluid saturations 
using these D-T2 results by a localized integration procedure. For instance, in Figure 1a, we obtain a 
brine saturation of 59.4% with our NMR-method, 58.2% with the injected volumes and 54.8% with 
the recovered volumes. In Figure 1b, we obtain on the same system and some steps later, a brine 
saturation of 22.9% by using NMR-method, 22.6% with the injected volumes and 20.2% with the 
recovered volumes. The latter saturation state is characteristic of the water irreducible saturation state 
(Swi). The small differences between these volumes, approximately 2-3 % (0.25-0.37cm3), are due to 
errors during volume measurements in the experimental setting. 
The anomalous relation, D T2, shown in Figure 1a confirms previous results observed in crude 
oils containing asphaltenes [2]. However, an interesting and new result is shown in Figure 1b, where a 
levelling off of this relation for large T2 is observed in the crude oil. This behaviour is generally 
observed in the wetting fluid phase. This is rather surprising for our rock sample, which is considered 
to be water-wet. We interpret this seemingly paradoxical behaviour by considering a surface diffusion 
process of small hydrocarbons (with long T2) at the surface of asphaltene nanoaggregates. NMR 
dispersion data on crude oils with and without asphaltene confirm this interpretation [6].  
 
3.2 Confined brine/crude-oil/mud-filtrate mixture 
We present in Figure 2 the D-T2 correlation spectra obtained after ILT of a confined brine/crude-
oil/mud-filtrate mixture at two successive steps of an imbibition process. The sample is initially in the 
final state of Figure 1b with a brine saturation of 22.9% and an oil saturation of 77.1%. Then oil-based 
filtrate is progressively injected in steady state condition. We notice that the brine, oil and filtrate data 
are clearly separated on the basis of their individual diffusion coefficient values. For instance, in 
Figure 2a, we still obtain a brine saturation of 22.7% with our NMR-method while we find 22.6% with 
the injected volumes. Similarly, oil saturation is 52.7% with NMR and 50.1% with the injected 
volume. The saturation of filtrate is 24.6% with NMR and 27.3% with injected volume. In Figure 2b, 
some steps later, we still obtain a brine saturation of 23.0% by using NMR-method. The oil saturation 
decreases to 17.2% and the filtrate saturation increases to 59.8%. 
© 2013, Lyès Benamsili 





Figure 1 D-T2 correlation spectra of brine-crude oil mixtures confined in sandstones pores at different steps of the drainage 




Figure 2 D-T2 correlation spectra of crude oil/brine/mud filtrate mixtures confined in sandstones pores at two steps of 
imbibitions. (a) Saturations of brine (22.7%, Swi), oil (52.7%) and mud-filtrate (24.6%); (b) Saturations of brine (22.9%, Swi) 
oil (17.2%) and mud-filtrate (59.8%). 
 
.4 D-T2 correlation of confined crude oil at various temperatures and 
pressures 
A set of 2D NMR D-T2 measurements are performed on a sandstone sample saturated with crude 
oil varying the temperature and pressure (Figures 3a, b). The temperature values used are 20, 25, 30 
and 40 degrees Celsius and pressure of 1 and 15 bars. After temperature is stabilized, the pressure is 
stabilized at a given value. 
We note on Figure 3b the absence of an effect of pressure. On the contrary, there are systematic 
enhancements of D and T2 values when temperature increases, which is expected for an activated 
process. We observe again the anomalous relation, D T2 and the levelling off of this relation for 
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 large T2 (Figures 3a, b). The” high diffusivity” anomalies in Figure 3 at 30 and 40°C do not appear at 
lower temperatures. We verified that these small 2D peaks are not due to ILT or experimental 






Figure 3 D-T2 correlation spectra of crude oil confined in sandstones at different temperature (20°, 25°,30°, 
40°) and two pressures 1bar(a) and 15 bars(b). The continuous lines allow seeing the temperature effects. 
 
.5 Conclusion 
We proposed 1D and 2D NMR methods allowing quantitative measurements of individual 
saturations for various petroleum fluids mixtures embedded in a rock-system at various temperature 
and pressure. The D-T2 experiments have been performed at different in situ saturations (monophasic, 
diphasic or triphasic). We succeeded in probing quantitatively the individual saturations of the fluids 
mixtures, during imbibition-drainage experiments in this rock-system. We observed the anomalous 
relationship, D T2, and a levelling off of this relation for large T2 in the bulk and confined crude oil. 
These observations persist at different temperature and pressure.  
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ABSTRACT: We propose multi-dimensional one-dimensional (1D) and two-dimensional (2D) nuclear magnetic resonance
(NMR) techniques for probing quantitatively the diﬀerent saturations and dynamics of brine/crude oil/mud ﬁltrate mixtures
conﬁned in a rock system that could be used potentially down-hole. The rock samples and petroleum ﬂuids have been
characterized by standard petrophysical techniques. Electron spin resonance (ESR) quantitatively measured levels of the
paramagnetic vanadyl ions VO2+ and organic radicals trapped in the used crude oils with and without asphaltene. Size-exclusion
microchromatography with a high-resolution inductively coupled plasma−mass spectrometric detection technique has
demonstrated the trapping of metalloporphyrine (MP) by asphaltene nanoaggregates. These two latter techniques have shown
that around 2/3 of VO
2+ is trapped in MP embedded within asphaltene nanoaggregates, while 1/3 stayed in the bulk. Standard gas
chromatography (GC) and gel permeation chromatography (GPC) have extended the sensitivity to the range of the chain length
distribution. We employed 2D NMR D−T2 experiments for diﬀerent in situ successive rock saturations in monophasic, biphasic,
and triphasic conditions. The D−T2 experiments of imbibition drainage of petroleum ﬂuids on a sandstone rock have also been
performed for diﬀerent temperatures and pressures. In all of the multiphasic cases, the characteristic features of the D−T2
spectrum allow for probing the individual saturations and wettability of each conﬁned ﬂuid in the mixture. Finally, the anomalous
relationship D ∝ √T2 previously observed has been conﬁrmed at low T2 values for bulk and conﬁned crude oils in the presence
of asphaltene. On the basis of a theoretical relaxation treatment, we propose an interpretation of this relationship with a nonlinear
scaling T2 → √T2 aﬀecting mainly the local dynamics of the long hydrocarbon chains. The leveling oﬀ, D ≈ Cte, of this
relationship for large T2 values is new and explained in terms of surface dynamics of the short hydrocarbon chains on asphaltene
nanoaggregates. This result is consistent with the bilogarithmic frequency dependence of the nuclear magnetic relaxation
dispersion (NMRD) proﬁles observed for the same crude oil in the presence of asphaltene.
1. INTRODUCTION
Multi-dimensional low-ﬁeld nuclear magnetic relaxation meas-
urements are very useful for probing the structure and
dynamics of crude oils that are among the most complex
existing natural ﬂuids. In some cases, one-dimensional (1D)
transverse relaxation time,1 T2, or translational diﬀusion
coeﬃcient,2 D, measurements are suﬃcient to discriminate
among petroleum ﬂuids in a mixture. In most cases, two-
dimensional (2D) correlation spectra of diﬀusion−transverse
relaxation (D−T2) are required for probing individual dynamics
and saturations of such a mixture conﬁned in porous rocks.3
For instance, these (D−T2) measurements are now commonly
used in well logging for the exploration part of oil recovery.4,5
These measurements allow for comparison of the molecular
dynamics probed at diﬀerent length scales from a few
nanometers up to several micrometers. This approach helps
deﬁne the homogeneity of these complex ﬂuids through the
invariance of the length scale of the Stokes−Einstein relation.
However, there are still diﬃculties in the data interpretation. A
ﬁrst diﬃculty is probing quantitatively the diﬀerent molecular
species in brine−oil-drilling mud and eventually gas mixtures
during imbibition−drainage experiments. Separating the diﬀer-
ent petroleum ﬂuids depends upon speciﬁc physical or chemical
properties at the solid−ﬂuid interfaces, such as very diﬀerent
solid/liquid wettabilities. A second diﬃculty exists, in the
interpretation of the anomalous relationship observed between
D and T2
6,7 for crude oil containing asphaltene. It is known that
these molecules are responsible for plugging the pores of
reservoirs and catalytic networks.8 These polar molecules
represent a solubility class deﬁned as the n-alkane-insoluble and
toluene-soluble fraction of petroleum. They are composed of a
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high degree of polynuclear aromatic rings that have alkyl side
chains and incorporate heteroatoms (such as O, N, and S). The
tendency of asphaltenes to self-aggregate, through π−π staking
interactions, distinguishes them from other oil constituents. For
instance, asphaltene aggregation causes complex eﬀects on oil
viscosity, adsorption at solid surfaces, precipitation, ﬂuid
rheology, and emulsion stability. Recent small-angle X-ray
scattering (SAXS) and small-angle neutron scattering (SANS)
studies9 in asphaltene solutions have shown that asphaltenes
form discoidal nanoaggregates of total radius 3.2 nm with 30%
polydispersity, a height of 6.7 Å, and a radius of gyration about
7 nm for the macroaggregates. Eyssautier et al. have also shown
that the SAXS spectra are comparable for asphaltene diluted in
maltenes, and the radii of gyration of the macroaggregates
become smaller around 4 nm and decrease at high temper-
atures.10 However, the size of the asphaltene macroaggregates
can vary depending upon the type of oil and asphaltenes and
method used to measure them. For instance, Mullins et al. have
shown recently that the radius of such macroaggregates was 2.6
nm for oils in reservoirs.11 We found recently by nuclear
magnetic relaxation dispersion (NMRD) measurements of
longitudinal spin-relaxation rates 1/T1 at variable magnetic
ﬁelds an average size of about 3.9 nm12 for such asphaltene
nanoaggregates. We also showed that the highly skewed
distributions of longitudinal relaxation times, T1, at low
magnetic ﬁelds obtained by an inverse Laplace transform
(ILT) method13,14 on bulk crude oil with asphaltene are similar
to the gas chromatography (GC) and gel permeation
chromatography (GPC) distributions.12 This result showed
that the molecular dynamics of the hydrocarbon chains, sensed
by the T1 measurements, is correlated to the chain lengths. The
remarkable features of the NMRD proﬁles of 1/T1 for bulk and
conﬁned crude oils with and without asphaltene that we found
supported an original interpretation in terms of coupled solid−
liquid relaxation and surface diﬀusion in the proximity of
asphaltene nanoaggregates, within clusters of such nano-
aggregates (macroaggregates) and between these macro-
aggregates.12 These mesurements have allowed for the probing
of the 2D translational diﬀusion correlation time as well as the
residence time of the hydrocarbons in the proximity of
asphaltene nanoaggregates. However, the NMRD measure-
ments require a speciﬁc spectrometer that could not be used
down-hole. Another method is sought for probing the dynamics
and saturations of brine/crude oil/mud ﬁltrate mixtures
conﬁned in rocks.
Here, we propose multi-scale 1D and 2D nuclear magnetic
resonance (NMR) methods for quantitative characterization of
the diﬀerent saturations and dynamics of petroleum ﬂuid
mixtures conﬁned in a rock system that could be used down-
hole. The rock samples and petroleum ﬂuids that we used have
been characterized by standard petrophysical techniques
(picnometry, gas ﬂow in steady-state conditions for absolute
permeability, and viscosimeter). We have also employed the
usual saturates, aromatics, resins, and asphaltenes (SARA)
analysis for revealing the chemical composition of the crude oil.
Moreover, electron spin resonance (ESR) spectroscopy has
permitted quantitative assessment of the paramagnetic vanadyl
ions VO2+ and organic radicals trapped in the crude oils used
with and without asphaltene. We have used size-exclusion
microchromatography with a high-resolution inductively
coupled plasma mass spectrometric detection technique already
applied for crude oil mapping for characterizing the trapping of
metalloporphyrine (MP) by asphaltene aggregates.15 These two
techniques have shown that 2/3 of VO
2+ are trapped in MP
embedded within asphaltene nanoaggregates, while 1/3 stayed
in the bulk solution. We use standard GC and GPC for
characterizing the distribution of chain lengths of the studied
crude oil over a very large range of carbon numbers.16 We have
used 2D NMR D−T2 experiments for diﬀerent in situ successive
rock saturations in monophasic, biphasic, and triphasic
conditions. We used a pulsed ﬁeld gradient spin−echo
(PGSE) technique with bipolar pulsed gradients to reduce
eddy currents and internal gradient eﬀects17,18 for measurement
of the translational diﬀusion coeﬃcient distributions. The ﬁnal
inverted D−T2 spectrum has been obtained using an inverse
Laplace transform (ILT) self-written program. The experiments
of imbibition drainage of petroleum ﬂuids on a sandstone
sample have also been performed at diﬀerent temperatures and
pressures. In all of the multi-phasic cases studied, the
characteristic features of the D−T2 spectrum allow for the
probing of the individual saturations and wettability of each
conﬁned ﬂuid in the mixture. Finally, the anomalous relation-
ship D ∝ √T2 previously observed6 has been conﬁrmed at low
T2 values for bulk and conﬁned crude oils in the presence of
asphaltene. On the basis of a theoretical relaxation treatment,
we have proposed an interpretation of this relationship on the
basis of a nonlinear scaling T2→√T2 aﬀecting mainly the local
dynamics of the long hydrocarbon chains. The leveling oﬀ of
this relationship for large T2 values is new and explained in
terms of a mutual dynamical interaction between the small
hydrocarbon chains and the asphaltene nanoaggregates. This
interpretation is fully consistent with the bilogarithmic
frequency dependence of the NMRD proﬁles observed for
the same crude oil.12
2. EXPERIMENTAL SECTION AND DATA TREATMENT
2.1. Materials. The stabilized atmospheric crude oil sample used in
this study was supplied by Total (EP, France). The analysis of the
crude oil reveals a viscosity η = 25 cP and a density ρoil = 0.85 g/cm
3 at
25 °C. The SARA analysis reveals a composition of 40.3 wt %
saturates, 44.0 wt % aromatics, 6.7 wt % resins, and 9.0 wt %
asphaltenes, respectively.
A second sample has been prepared from the crude oil sample. For
this preparation, the oil sample was ﬁrst distillated to remove the most
volatile fraction (approximately all fractions lighter than C10). This
distillated fraction was conserved aside, while the asphaltene fraction in
the distillation residue is removed by precipitation in n-pentane. The
latter was evaporated away to retrieve the remaining crude oil without
asphaltene. The ﬁnal evaporation of n-pentane under nitrogen ﬂux,
after ﬁltration of asphaltenes, was controlled by successive weights up
to stabilization of the mass of maltenes. The GC analysis of the
deasphaltene residue, after this evaporation under nitrogen ﬂux and
the diﬀerent operations, shows that the residual n-pentane represents
less than 1 wt % of the distilled deasphalted residue. The volatile
fraction was then added to the deasphalted residue to make it
comparable to the original crude oil sample. Because of the low
quantity obtained for this crude oil, it was not been possible to
evaluate its viscosity. However, the measurement of 1/T1 ∝ η, at high
frequency, shows clearly that its viscosity is lower than the viscosity of
the ﬁrst crude oil. The brine is made with NaCl (45 g/L) and CaCl2 (5
g/L). The oil-based mud ﬁltrate has been synthesized in the
laboratory. All of these petroleum ﬂuids (brine/mud ﬁltrate/crude
oil) have been selected for their respective viscosities of 1, 2.5, and 25
cP at room temperature.
We used cylindrical sandstone rock samples 2 in. in length and 1.5
in. in diameter whose main characteristics have been measured with
standard petrophysical techniques. The average porosity and
permeability were 22.75% and 2.5 D, respectively. The rock contained
less than 5% clays, 0.13% iron (Fe), and a few parts per million Mn. X-
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ray μCT showed that there is a homogeneous pore size distribution
centered around 25 μm.19 We used the standard protocol of the
petroleum industry consisting of successive operations of drying and
ﬁlling the porous rocks. The drainage−imbibition protocol was not
diﬀerent from the saturation protocol. However, the former depends
upon the ﬂuid density to avoid gravity eﬀects. In the ﬁrst part of the
experiment, we saturated the rock sample with a given ﬂuid and then
the drainage/imbibition procedure is performed. The volumes are
measured during injection recovery.
2.2. One-Dimensional Nuclear Magnetic Relaxation at 2.5
MHz. 1D NMR measurements were made at a 2.5 MHz Larmor
frequency with an Oxford spectrometer at room temperature and
pressure. This Larmor frequency is similar to the frequency used with
NMR-logging techniques.20 We used the standard Carr−Purcell−
Meiboom−Gill (CPMG) sequence for probing the distribution of
transverse relaxation time T2 of brine, crude oil, and mud ﬁltrate in
either bulk or conﬁned in sandstone rocks. We also used the standard
inversion recovery method for measuring the distribution of
longitudinal relaxation time T1 at 2.5 MHz.
2.2.1. T2 Distribution of Bulk Petroleum Fluids. We display in
Figure 1a, the superposition of the T2 distributions for individual brine,
mud ﬁltrate, and crude oil in bulk. These distributions have their main
peaks centered at 2.5 s for brine, 0.54 s for mud ﬁltrate, and 0.1 s for
crude oil, respectively. One notes a very narrow peak for the brine that
reﬂects the homogeneity and rapid dynamics of the bulk water. The
value T2 = 2.5 s is due to the presence of dissolved oxygen in the brine.
On the contrary, one notes a highly skewed and structured distribution
for the crude oil (Figure 1a) that we ﬁt with a bimodal log-normal



































where Ci, μi, and σi are the dimensionless weighting concentration, the
mean, and the standard deviation, respectively. The pdf f(x) is
normalized such that ∫ min(x)max(x)f(x)dx = C1 + C2. The ith mode may be
deﬁned as exp(μi − σi2), which corresponds here to the variable x = T2
of global maximum of each individual pdf. A complete set of the
parameters extracted from the best ﬁts of various crude oil data
obtained with eq 1 are given in ref 12. Here, we just note that the best
ﬁts reported on the T2(2.5 MHz) distribution (Figure 1a) give two
weighting concentrations C1 = 80% and C2 = 20% similar to the best ﬁt
obtained for T1(2.5 MHz).
12 The ﬁltrate distribution shown in Figure
1a is narrow but larger than the distribution of the brine. The brine
distribution is rather symmetric, which reﬂects the homogeneity of this
ﬂuid. The relative positions of the diﬀerent bulk peaks in Figure 1a are
consistent with both the values of viscosities and molecular sizes (R)
through the general behavior T2 ∝ 1/(R3η), valid for a rotational
intramolecular relaxation process.
2.2.2. T2 Distribution of Conﬁned Petroleum Fluids. We show in
Figure 1b the superposition of the individual T2 distributions for brine,
mud ﬁltrate, and crude oil conﬁned in a sandstone rock. These
distributions have their main peaks centered at 0.75 s for brine, 0.45 s
for mud ﬁltrate, and 0.09 s for crude oil, respectively. The main
diﬀerence with the results shown in Figure 1a is the very broad and
structured distribution observed for the brine in conﬁnement. The
molecular exchange between the surface and bulk water phases is
suﬃciently fast compared to their respective individual proton
transverse relaxation times, in which a single 1/T2,brine exists given








2,brine 2,bulk 2,surf (2)
Here, λS is the brine layer volume of thickness λ, transiently inﬂuenced
by the surface relaxation, and S and V are the surface and volume of
the pores, respectively. The surface/volume ratio is inversely
proportional to the average pore size S/V ∝ 1/⟨dpore⟩. The T2
distribution thus gives direct information about the pore size
distribution in the water-wet condition. The distribution of the ﬁltrate
in Figure 1b has almost the same shape as that in the bulk case. One
notes only a 20% decrease of the value of T2 at the peak. This result is
not surprising for an oil ﬁltrate that does not wet the surface of the
porous sandstone. Last, the preservation of the highly skewed T2
distribution for conﬁned oil (Figure 1b) proves that this distribution
comes mainly from some chemical features of the oil itself. Here, the
interaction of the crude oil with the pore wall is weak.
In comparison to the bulk, the diﬀerences in the T2 values of the
diﬀerent ﬂuids in conﬁnement should still facilitate the separation of
brine and crude oil peaks in a mixture. However, we checked that this
separation was problematic for a mixture of almost equal volume
fractions of these two ﬂuids in a drainage experiment. Thus, an
additional supplementary dimension of analysis is absolutely necessary
in the relaxation measurements. We show in sections 3.3 and 3.4 that
the 2D correlation spectrum D−T2 can unambiguously identify the
diﬀerent peaks and the T2 relaxation processes in a mixing of the three
conﬁned petroleum ﬂuids.
2.3. Standard GC and GPC Compared to Longitudinal
Relaxation. The standard GC is very well-suited to analyze low-
viscosity oils (here, 25 cP) that contain a negligible quantity of large
molecules.16 We show in Figure 2a GC data of crude oil reporting the
percentage of moles of hydrocarbons up to molecules with 30 carbons
in either linear or isomeric conﬁgurations. The GPC data are also
plotted in Figure 2a for extending the range of chain lengths up to
C300. For this case, Figure 2a includes the contribution of asphaltenes.
To clarify the ﬁgure, we have omitted the data between C75 and C300
representing only 1.37%. One notes a highly skewed and structured
distribution for the crude oil (Figure 2a) that we succeeded to ﬁt with
the bimodal log-normal pdf given in eq 1. We ﬁnd that the ﬁrst mode
Figure 1. (a) Superposition of T2 distributions obtained by ILT of the
transverse magnetization decays of bulk brine, mud ﬁltrate, and crude
oil with 9% asphaltene measured at 2.5 MHz. The brine data have
been divided by a factor 5. For the crude oil data, the continuous line
is the best ﬁt obtained with a superposition of two log-normal
distributions (eq 1). (b) Same measurements with the petroleum
ﬂuids conﬁned separately in a sandstone rock.
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in Figure 2a corresponds to chain lengths around C7 and C8,
representing 18.2% of the hydrocarbons. The second mode
corresponds to C16, representing 81.8% of the hydrocarbons. We
show in Figure 2b the T1 distribution measured at 10 kHz with the
Stelar NMR spectrometer, Mede, Italy. One ﬁnds that the ﬁrst mode
T1,mode‑1(10 kHz) = 63.0 ms, representing 21.0% of the hydrocarbons,
while the second pdf has a mode T1,mode‑2(10 kHz) = 33.8 ms,
representing 79.0% of the hydrocarbons. These percentages are quite
similar to the percentages obtained for GC and GPC data (Figure 2a).
This result is consistent with an indirect correlation of the
hydrocarbon dynamics of a non-wetting crude oil with the distribution
of chain lengths. A more direct correlation is given by the change of
these percentages in the T1 distributions measured at diﬀerent Larmor
frequencies, which shows evidence for intermolecular (at low
frequency) and intramolecular (at high frequency) contributions to
the relaxation.12 Our previous NMRD and present D−T2 data have
shown that these two contributions are due to a dynamical diﬀusion of
short and long hydrocarbon chains in close proximity and in between
asphaltene clusters, respectively.12
2.4. ESR of Crude Oils. We use ESR spectra for characterizing the
diﬀerent paramagnetic species in crude oils. The X-band ESR spectra
are shown in Figure 3 for crude oils with (Figure 3a) and without
(Figure 3b) asphaltene. These ESR data were taken such that the
central peaks were not saturated or did not overload the receiver. We
ﬁx the center ﬁeld at 3500 G and sweep the ﬁeld from 2800 to 4200 G.
The attenuation was 20 db, corresponding to a nominal 1.99 mW
microwave power. The gain is 1.0 × 105, and we use a 100 kHz
modulation frequency with 1.0 G modulation amplitude. A total of 10
scans were accumulated for each sample. The paramagnetic VO2+
species can be unambiguously identiﬁed by the hyperﬁne interaction
between the electron spin S = 1/2 delocalized in the aromatic π orbital
and the nucleus of V51 (I = 7/2). Organic free radicals are also present
in the fraction of oils, but their nature is not well-known because of the
multiplicity of molecular structures that cause the unresolved and
broad ESR single line clearly observed in Figure 3b. Basically, these
ESR spectra are similar to the spectra previously reported.21 Figure 3c
shows the integrated ESR spectra for crude oil with and without
asphaltene. We show, in the inset of Figure 3c, the doubly integrated
ESR plots, allowing for a comparison of the quantity [arbitrary units
(au)] of paramagnetic compounds in the crude oils with and without
asphaltene. This comparison demonstrates a decrease of 63% between
the quantities of paramagnetic impurities for the crude oil with and
without asphaltene (e.g., 2.38 × 108 with and 1.46 × 108 without
asphaltene). However, one still observes VO2+ paramagnetic ions,
while the asphaltene has been eliminated by the chemical procedure
(Figure 3b). This result demonstrates that part of VO2+ is not trapped
in asphaltene nanoaggregates but remains in the bulk fraction of the
crude oils. A recent contribution of pulsed ESR spectroscopy has
identiﬁed a porphyrinic structure of vanadium(IV) in the asphaltene
for several crude oils through the coupling with the four neighboring
nitrogens.22
2.5. Combined Liquid Chromatography Coupled to In-
organic Mass Spectroscopy. We use size-exclusion microchroma-
tography with a high-resolution inductively coupled plasma mass
spectrometric detection technique23 for demonstrating that a part of
MP is trapped by asphaltene aggregates.15 The description of this
technique, called GCP μSEC ICP MS, can be found in refs 15 and 23.
We show in Figure 4a that the Ni, Fe, and V proﬁles overlap with the
sulfur (S) proﬁle. The comparison of the (S and V) area in Figure 4b
shows that around 65% of vanadium proﬁle is correlated to the S
proﬁle on signiﬁcant time scales, thus suggesting that these vanadium
MP compounds are interlocked with the polar parts of asphaltene
aggregates in solution.15 In this technique, the elution of compounds is
from the large to the small molecular size. Thus, the last molecules
arriving at the detector are the smallest molecules and, according to ref
23, are at the retention time of “free” porphyrins in the bulk crude oil.
By “free” porphyrins, we mean porphyrins not trapped inside the
asphaltene aggregates; thus, these “free” porphyrins are in the bulk
maltene part. This explains why the V proﬁle is diﬀerent in Figure 4b,
showing that 35% of V seems to be not linked to large aggregates and
situated at the retention time of “free” porphyrins. Providing that this
35% might persist in solution after the deasphaltene procedure, one
ﬁnds a reduction factor x of the paramagnetic compounds still trapped
in asphaltene. The comparison of the results of ESR (Figure 3c) and
the data of Figure 4b yield the relation 0.65/x + 0.35 = 1.46/2.38,
giving x = 2.46. Therefore, it remains 0.65/2.46 = 26.4% of VO2+
trapped after the deasphaltene procedure. This high concentration
explains the large absolute value of the longitudinal relaxation rate 1/
T1 ≈ 10 s−1 at 10 kHz (Figure 8a) for a deasphalted crude oil. This
result could also explain the persistence of a frequency dependence in
the NMRD proﬁle for a deasphalted crude oil with higher viscosity.24
2.6. Two-Dimensional Nuclear Magnetic Relaxation at 2.5
MHz. 2.6.1. D−T2 of Synthetic Oils. Two-dimensional NMR
measurements have also been made at 2.5 MHz with an Oxford
spectrometer. A special environment of the NMR probe from
Ergotech has also been used for varying the temperature and pressure.
The same equipment also permits all of the ﬂuid injections necessary
for doing the imbibition−drainage equipment. To measure the 2D
spin correlation spectra of diﬀusion−transverse relaxation (D−T2), we
used an improved diﬀusion-editing NMR sequence with the PGSE
sequence with bipolar pulsed ﬁeld gradients separated by a diﬀusion
delay Δ = 30 ms followed by a CPMG sequence. Two-dimensional
data were then processed using a self-written Matlab program for the
2D ILT for building a 2D contour plot of the D−T2 distributions in
each case. We have displayed in Figure 5 the D−T2 correlation spectra
of a whole set of proprietary synthetic oils when varying the viscosity
in the range η ∈ {1.46, 4.0, 17.30, 34.0, and 40.0 cP}. Figure 5 is really
a superposition of diﬀerent 2D spin correlation D−T2 spectra of
Figure 2. (a) Standard GC of the bulk crude oil (9% asphaltene) reporting the percentage of moles of hydrocarbons up to molecules with 30 carbon
atoms in either linear or isomeric forms. The GPC data are also plotted for including the contribution of asphaltenes. The omitted data on the ﬁgure
between C75 and C300 represents only 1.37%. (b) T1 distributions obtained by ILT of the longitudinal magnetization decays of crude oil with 9%
asphaltene measured at 10 kHz. In both panels, the continuous lines are the best ﬁt obtained with a superposition of two log-normal distributions (eq
1), whose relative concentrations are indicated in the ﬁgure.
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diﬀerent synthetic oils of increasing viscosities. For clarity of the ﬁgure,
we have just represented the center of masses of the diﬀerent spots.
The error bars measured on the experiments are of the order of the
experimental black points. We have also added the brine result η = 1
cP for comparison. According to the Stokes−Einstein relation, D =
kBT/(6πRη), where T is the temperature and R is molecular radius.
Similarly, the main contribution of the transverse relaxation time
veriﬁes the relation T2 ∝ 1/(R3η). In consequence, D and T2, both
being inversely proportional to the viscosity, should be linearly related
D ∝ T2. This linear relationship is fully veriﬁed in Figure 5 for a large
variety of proprietary synthetic oils of a large range of viscosities.
These synthetic oils are homogeneous and do not contain asphaltenes
and mixtures of molecules. An immediate consequence of this
observed linear relationship, coming from the veriﬁcation of the
Stokes−Einstein relation, is the length-scale invariance of the synthetic
oil dynamics probed by this 2D NMR technique in the nanometer−
micrometer range.
2.6.2. D−T2 of Bulk and Conﬁned Crude Oils. We have displayed
in panels a and b of Figure 6 the D−T2 correlation spectra of the crude
oils with 9% asphaltene in bulk and conﬁned in a sandstone rock,
Figure 3. (a) ESR spectrum of a bulk crude oil with 9% asphaltene.
(b) ESR spectrum of a bulk crude oil without asphaltene. (c) Plot of
the absolute value of the integrated ESR signals of crude oil with and
without asphaltene. In the inset, we have plotted the double-integrated
ESR signals of crude oil with and without asphaltene. This gives the
quantities (in au) of both crude oils.
Figure 4. (a) Comparison of μSEC ICP proﬁles for sulfur, vanadium,
and nickel measured for the crude oil with 9% asphaltene after dilution
by a factor of 100 in weight. (b) Zoom after normalization of the V
and S proﬁles. The vanadium proﬁle follows the sulfur proﬁle up to a
time where detachment occurs. A total of 35% of the vanadium
compounds was estimated to be detached from asphaltenes during
chromatography (see ref 15).
Figure 5. D−T2 correlation spectrum measured at 2.5 MHz and 298 K
of a whole set of synthetic oils when varying the viscosity in the range
η ∈ {1.46, 4.0, 17.30, 34.0, and 40.0 cP}. We have also added the brine
result η = 1 cP for comparison. The continuous line is the best ﬁt
obtained with a linear relation D ∝ T2.
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respectively. In distinction to the synthetic oils, the anomalous relation
D ∝ √T2 shown as dotted lines in panels a and b of Figure 6 for low
values of T2 (large hydrocarbon chains) conﬁrms some previous
results observed in crude oils containing asphaltenes.6 This relation
reveals an inhomogeneity of the crude oil and a non-invariance of the
crude oil dynamics in the explored length scales. However, an
interesting and new result is shown in panels a and b of Figure 6 for
large T2 (small hydrocarbon chains), where a leveling oﬀ of this
relation D ≈ Cte is observed in both bulk and conﬁned crude oils. This
behavior is generally observed in the presence of a wetting ﬂuid phase,
but this is rather surprising for our rock sample, which is considered to
be water-wet. This result points to seemingly paradoxical behavior in
bulk (Figure 6a) because there are no pores. Moreover, this anomalous
behavior is quite similar in bulk and conﬁnement. One notes also a
very weak reduction of the diﬀusion coeﬃcient in conﬁnement. We
show in Figure 7a a set of 2D NMR D−T2 measurements performed
on a sandstone sample saturated with crude oil varying the
temperature between 20 and 40 °C at pressures of 1 and 15 bar.
We note in Figure 7b no signiﬁcant eﬀects of the pressure on the D−
T2 spectrum. However, at these low pressures, we do not expect any
pressure dependence. On the contrary, there are systematic enhance-
ments of D and T2 values when the temperature increases, which
makes sense for an activated process. We observe again that the
anomalous relation D ∝ √T2, and the leveling oﬀ of this relation for
large T2 persists at various temperatures and pressures. The “high
diﬀusivity” anomalies in all of Figure 7 are probably due to the
presence of a remaining quantity of water in the sample. We veriﬁed
that these small 2D peaks are not due to ILT nor experimental artifact.
2.7. NMRD. Varying the magnetic ﬁeld changes the proton Larmor
frequency ωI and, thus, allows for exploration of the time scales of the
magnetic ﬂuctuations (noise) to which the longitudinal nuclear spin
relaxation 1/T1 is sensitive.
25 Further, the magnetic ﬁeld dependence
of the spin−lattice relaxation rate, 1/T1, provides a good test of the
theories that relate the measurement to the microdynamical behavior
of the ﬂuid. This is still true in complex ﬂuid, such as crude oil, where
the eﬀect of reduced dimensionality may force more frequent re-
encounters of proton spin bearing hydrocarbons with either
paramagnetic species or proton-surface groups on asphaltene nano-
aggregates.12 These re-encounters alter the correlation functions,
which directly govern the relaxation equation. Another important
aspect here is the eﬀect of the large distribution of chain lengths that
will be at the origin of a large distribution of relaxation times.
We perform proton NMRD on a fast-ﬁeld cycling spectrometer
from Stelar s.r.l., Mede, Italy. All samples were introduced into sealed
10 mm diameter standard NMR tubes. In the pre-polarized (PP)
mode, the proton nuclear magnetization originally at thermal
equilibrium is oriented toward the external steady polarized magnetic
ﬁeld (typically 0.5 T) to achieve the initial value Mz
pol(20 MHz). The
external ﬁeld is then instantaneously decreased (in about 3 ms) to an
evolution magnetic ﬁeld chosen in the range from 0.25 mT to 0.5 T, in
which the longitudinal magnetization Mz(τ) relaxes to achieve the
equilibrium value Mz
eq(ωI) in the chosen angular frequency ωI, and
then the magnetic ﬁeld is ﬁxed to 0.25 T, in which a classical free
induction decay signal was monitored following a π/2 pulse. The
temperature was ﬁxed at 298 K. The experiment was repeated over a
large range of proton Larmor frequencies ωI/2π (from 10 kHz to 15
MHz) to obtain the relaxation dispersion proﬁle of the longitudinal
spin−lattice relaxation rate R1(ωI) = 1/T1(ωI). The non-pre-polarized
(NP) mode is applied when the frequency is larger than 8 MHz. Here,
the longitudinal magnetization reaches progressively the equilibrium
value. As multiple environments are sampled, the longitudinal
magnetization evolves non-exponentially in either PP or NP modes
according to the following integral equations:
Figure 6. (a) D−T2 correlation spectrum measured at 2.5 MHz and
298 K of a bulk crude oil with 9% asphaltene. The dashed lines
indicate the anomalous relationships D ∝ √T2 for short T2 and D ≈
Cte for long T2. (b) D−T2 correlation spectrum measured at 2.5 MHz
and 298 K of a crude oil with 9% asphaltene conﬁned in a sandstone
rock.
Figure 7. (a) D−T2 correlation spectrum measured at 2.5 MHz of a bulk crude oil with 9% asphaltene conﬁned in a sandstone rock at a pressure of 1
bar and varying the temperature. (b) Same data but measured at a pressure of 15 bar and varying the temperature. In all of the plots, the dashed lines
indicate the anomalous relationships D ∝ √T2 for short T2 and D ≈ Cte for long T2.
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In eqs 3a and 3b, f(T1) represents the distribution of spin−lattice
relaxation times T1 and ε(t) represents the random noise, respectively.
An eﬃcient algorithm was proposed to extract f(T1) from the input
data Mz(ωI, τ) with a self-written Matlab program using an ILT
containing a compression of the data obtained with the singular value
decomposition of the exponential kernel and a robust optimization
method using a Tikhonov regularization.13,14 Although the inverse
Laplace method is known as an ill-posed problem, we achieve a very
good signal-to-noise ratio (SNR ≈ 200), allowing for the application of
such an ILT method.
2.7.1. NMRD Proﬁles of ⟨1/T1⟩. We show in Figure 8a the measured
logarithmic average proton spin−lattice relaxation rate constants ⟨1/T1
(s−1)⟩ as a function of the magnetic ﬁeld plotted as the proton Larmor
frequency for bulk crude oil with and without asphaltene. The log-
mean average ⟨1/T1 (s
−1)⟩ is deﬁned as
∑ω ω⟨ ⟩ = −
=







where f i is the ith value of the discretized f(T1) distribution at angular
frequency ωI. It is calculated with eq 4 on every T1 distribution of the
sort displayed in Figure 2b and for all 30 diﬀerent Larmor frequencies
between 10 kHz and 15 MHz. Of course, there are other possibilities
to deﬁne an average on these highly skewed f(T1) distributions, for
instance, the median or mode described above. We have demonstrated
in ref 12 that such a logarithmic average relaxation rate ⟨1/T1(ωI)⟩ has
relaxation features representative of the whole distribution and
presents no large diﬀerences with those coming from the other
averages. This has greatly facilitated the comparison of the
experimental data to our proposed theory of relaxation.12 The
observed NMRD proﬁles shown in Figure 8a (already shown in ref
12) exhibit very diﬀerent behaviors: from highly dispersed behaviors
for crude oil with asphaltene to almost no frequency dependence for
crude oil without asphaltene at low Larmor frequencies. We show in
Figure 8a that the conﬁnement also enhances the absolute values of 1/
T1 but conserved the same NMRD proﬁle. Such an enhancement is
due to the presence of paramagnetic Fe3+ at the pore surface of the
sandstone. One also notes a plateau for these NMRD proﬁles below 25
kHz. We repeat a large number of times the experiments to check the
reality of these plateau. These striking diﬀerent behaviors have been
recently observed for other crude oils,24 but we have recently proposed
a complete interpretation of these NMRD proﬁles.12 Here, we just
outline this interpretation that is consistent with the anomalous
features of the D−T2 correlation spectrum. We note that there is some
oxygen-induced relaxation dispersion in these samples, but it occurs
above the primary frequency range measured.26
3. DISCUSSION
3.1. Dynamics of Small Hydrocarbons at the
Proximity of Asphaltene Nanoaggregates. The remark-
able features of the NMRD proﬁles of 1/T1 for bulk and
conﬁned crude oils with asphaltene displayed in Figure 8a have
been interpreted in ref 12 in terms of an original model of
diﬀerent processes of intermittent surface dynamics of proton
species in the proximity of the asphaltene nanoaggregate
surface and bulk dynamics in between the clusters of these
nanoaggregates (Figure 8b). The schematic diagram displayed
in Figure 8b has been made assuming that all of the 9 wt %
asphaltene is incorporated into approximately 30 kD molecular
mass.27 We ﬁnd a mean interparticle separation around 8.4 nm,
which is of the order of the particle diameter (≈5.2 nm) found
by Mullins et al.11 The best ﬁts of our NMRD data with such a
theoretical model (continuous lines in Figure 8a) give a 2D
translational diﬀusion correlation time, τm ≈ 8 ns, as well as a
time of residence, τS = 0.85 μs (τS ≫ τm), of the small
hydrocarbons in close proximity to the asphaltene nano-
Figure 8. (a) Measured logarithmic average proton spin−lattice
relaxation rate constants ⟨1/T1 (s
−1)⟩ as a function of the magnetic
ﬁeld plotted as the proton Larmor frequency for crude oils with (9%)
and without asphaltene in bulk and conﬁned in a sandstone rock. The
continuous lines are the best ﬁts obtained with eqs 4 and 6 of ref 12.
(b) Schematic diagram describing the relaxation model used to ﬁt the
NMRD proﬁles of crude oil with asphaltene. The continuous lines
displayed on the top described the 2D translational diﬀusion of
hydrocarbons in the proximity of asphaltene nanoaggregates. The
curved arrow (bottom) described the slow rotational dynamics of
asphaltene macroaggregates. The dashed line represents schematically
the “stop and go” translational dynamics of the long hydrocarbon
chains in between the asphaltene macroaggregates.
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aggregates. Providing that the diﬀusion of the hydrocarbons
close to the asphaltene nanoaggregates is 3 times smaller than
the bulk diﬀusion, as the 2D NMR DOSY experiments
showed,12 this latter time τS gives an average radius of
exploration for the 2D hydrocarbon diﬀusion, r2D ≈ 3.9 nm,
which is of the same order of magnitude to the sizes found by
Eyssautier et al. with SAXS and SANS9,10 in asphaltene
solutions and Mullins et al. at higher temperatures by the
observation of gravitational gradients of asphaltenes in oil ﬁeld
reservoirs.11
For the crude oil without asphaltene, the situation is simpler.
The asphaltene macroaggregates almost disappear, and even the
nanoaggregates become very rare. The NMRD proﬁle shown in
Figure 8a has almost no Larmor frequency dependence, with
the exception of some typical high-frequency tail because of
dissolved oxygen. This typical NMRD eﬀect thus conﬁrms the
shortening of the relaxation times observed in light crude oils
with long relaxation times.28 This general behavior is typical of
a fast hydrocarbon re-orientational intramolecular relaxation
process for all of the hydrocarbons. The continuous line
displayed for this crude oil in Figure 8a has been obtained with
the same τm = 8 ns as the ﬁrst sample but with a very short τS =
30 ns that reﬂects the quasi-absence of the 2D diﬀusion. In the
limit where τS is of the same order although larger than τm, the
frequency dependence of eq 6 of ref 12 almost disappears and
our theoretical 2D model tends to the usual three-dimensional
(3D) models.
3.2. Interpretation of the Anomalous Features of the
2D D−T2 Correlation Spectrum of Crude Oil with
Asphaltene. 3.2.1. Interpretation of the Anomalous
Feature, D ≈ Cte, Observed for Large T2 Values. The
comparison of Figures 2a, 6a, and 8a shows the mutual
connections between the D−T2 spectrum, the NMRD proﬁles
of 1/T1, and the large GC distribution of hydrocarbon chains
for bulk crude oil with asphaltene. These data display the
unusual features because of the presence of asphaltene. We
focus here only on the bulk data, because the general tendency
is similar for the conﬁned crude oil. These diﬀerent curves
exhibit some direct connections of dynamical characters with
the distribution of hydrocarbon chain lengths. For instance, we
saw in ref 12 that the bilogarithmic NMRD proﬁle shown in
Figure 8a has been associated with a transient translational 2D
diﬀusion in the proximity of the asphaltene nanoaggregates.
The frequency dependence of the logarithmic average ⟨1/
T1(ωI)⟩ has been ﬁtted with an average hydrocarbon small
chain of 0.655 nm, which corresponds to C8. One can also
make a direct comparison between Figures 2a and 6a, because
the constant value of the translational diﬀusion coeﬃcient D
appears for large T2 values, which corresponds to short length
hydrocarbon chains. Moreover, the independence of D and T2
implies a wetting condition, which is rather surprising here
because there are no pores. Such behavior is indicative of a
transient surface dynamics of the maltenes close to the
asphaltene surface. This is similar to the NMRD result
displayed in Figure 8a. Mutina and Hürlimann already observed
such an anomaly by measuring the D−T2 correlation spectrum
as well as the T1−T2 distribution functions of an oil doped with
increasing amounts of asphaltene (see Figure 10 of ref 6).
Without asphaltene, they observed the normal relations: D ∝
T2 and T1 = T2. When the amount of asphaltene increased
progressively, they observed progressively the leveling oﬀ of the
D−T2 data up to the point where D becomes independent of
T2. Similarly, T1 becomes progressively larger than T2 when
increasing the amount of asphaltene. This behavior is well-
documented29 and typical of a diﬀusive ﬂuid dynamics close to
a solid surface, which increases 1/T2 through the enhancement
of the contribution of the spectral density at zero frequency.
This contribution is directly proportional to the probability of
re-encounters between mobile hydrocarbons and ﬁxed para-
magnetic impurities embedded within the asphaltene nano-
aggregates.
3.2.2. Interpretation of the Anomalous Feature, D ∝ √T2,
Observed for Small T2 Values. One of the main interests of the
2D NMR spin correlation D−T2 spectrum is to probe the
molecular dynamics on diﬀerent length scales. The diﬀusion
editing PGSE sequence probes the translational diﬀusion in the
micrometer range with a diﬀusion delay of Δ = 30 ms, while the
CPMG T2 sequence explores the molecular dynamics only on
the nanometer range. The anomalous feature D ∝ √T2 of
panels a and b of Figure 6 and Figure 7 appears for small T2
values, which originate from long hydrocarbon chain lengths.
This anomalous behavior conﬁrms previous results obtained in
a large range of temperatures for oils containing asphaltene.6
We are reminded that, at 9 wt %, assuming that all of the
asphaltene is incorporated into approximately 30 kD molecular
mass,27 the mean interparticle separation is of the order of the
particle diameter (Figure 8b). This close proximity of large
particles (asphaltene clusters) apparently interrupts normal
diﬀusive motions of long hydrocarbons at short times, breaking
the simple proportionality between D and T2, demonstrated in
Figure 5 for asphaltene free samples. It is thus possible that
successive “stop and go” quasi-1D diﬀusive steps of the longer
hydrocarbon chains may dominate over the slow rotation of
these transiently organized structures.
It is thus necessary to focus on the longitudinal and
transverse nuclear magnetic relaxation rates of the long
hydrocarbon chain lengths diﬀusing in between clusters of
asphaltenes. Moreover, we saw in sections 2.4 and 2.5 that the
majority (≈65%) of the paramagnetic species (S = 1/2) are
embedded in asphaltene clusters. From the basic properties of
the nuclear relaxation in a low-dimensional system, the pairwise
dipolar correlation function G(τ) describing the quasi-1D
translational diﬀusion of these proton species (I) in between
the slowly rotating asphaltene clusters with paramagnetic
species (S) can be written in the long times as
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τ τ











This form of G(τ) implies the independence of two relaxation
processes: (i) A 1D translational diﬀusion process describes the
local diﬀusion of hydrocarbons in between the asphaltene
clusters characterized by a translational correlation time τ1D
(≈1 ns). (ii) A rotational diﬀusion process describes the slow
rotation of the whole asphaltene clusters characterized by a
rotational correlation time τrot (≫τ1D). The 1D diﬀusion does
not average out all of the pairwise dipolar correlations between
I and S spins, while the rotational diﬀusion, if it is suﬃciently
fast, averages out these dipolar correlations. Although eq 5 is
similar to the equation introduced by Zielinski et al.,30 we aim
at describing how these relaxation processes depend upon the
geometric landscape displayed in Figure 8b.
The ﬁrst step is to evaluate the spectral density J(ω) from the
Fourier cosine transform of G(τ).
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For a heteronuclear (I−S) dipolar relaxation process, 1/T2 and
1/T1 are proportional to the following linear combinations of
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Here, A = BσSSP,NMRρoil(γIγSℏ)
2⟨dIS
−3⟩S(S + 1), where B is a
constant, σS is the surface density of paramagnetic species of
spin S = 1/2, SP,NMR = 8.6 m
2/g is the NMR speciﬁc surface
area,12 ρoil = 0.85 g/cm
3, and ⟨dIS⟩ represents the average
distance of minimal approach between I and S spins in the local
geometry of Figure 8b. These new relaxation equations allow
for a quantitative simulation of the relative eﬀects of the quasi-
1D hydrocarbon diﬀusion versus the rotational diﬀusion of the
whole asphaltene clusters. Their validity can be immediately
veriﬁed by a direct comparison of the experimental depend-
encies of the relaxation times T1 and T2 to the viscosity and
temperature (η/T) at diﬀerent Larmor frequencies.1,31,32 For
that purpose, we have displayed in Figure 9a the theoretical
variations of T1 and T2 with τrot for a given value of τ1D = 1 ns
and for two Larmor frequencies (2.5 and 80 MHz). According
to eqs 7 and 8, one obtains similar theoretical variations of T1
and T2 with τrot for another τ1D value. One notes from eq 7 that
T2 ∝ 1/√τrot in the whole range of τrot in both the extreme
narrowing (ωIτrot≪ 1) and the high-frequency range (ωIτrot≫
1). This dependence is compatible with the very slight
frequency dependence of T2 observed in the experiments
32
and Figure 9b. On the contrary, one observes a net transition
from T1 ∝ 1/√τrot to a plateau T1 ≈ Cte when τrot ranges
around ωIτrot ≈ 1. Moreover, one notes that the value of this
plateau strongly depends upon the frequency when ωIτrot ≫ 1,
which is observed experimentally in Figure 1 of ref 1, where one
notes that T1(80 MHz) ≈ 10T1(2 MHz) for heavy crude oils
with large viscosities. This large frequency dependence is
compatible with the power law, 1/T1(ωI) ∝ τ1D/√(ωIτ1D),
coming from the D dynamics when ωIτrot ≫ 1 (eq 8).
However, the NMRD proﬁle of long hydrocarbons calculated
with eq 8 (Figure 9b) with a distance of minimal approach ⟨dIS⟩
≈ 1.6 nm much larger than the distance, ≈0.655 nm, used for
short hydrocarbons (Figure 8a) gives values of 1/T1(ωI) much
smaller than the value displayed in Figure 8a.
For a rotational diﬀusion, it is known that τrot = 1/(6Drot) ∝
η/T. For the 1D diﬀusion in the high-conﬁnement considered
(Figure 8b), it has been shown for a polymer chain33,34 that τ1D
is related to the chain length N and the static friction coeﬃcient
ξ by a power law behavior τ1D ∝ ξNσ, where 0 ≤ σ ≤ 2.
Providing that the temperature dependence of the static friction
coeﬃcient is weaker than the activated rotational diﬀusion, one
can neglect the temperature eﬀect on τ1D and ﬁnd T2(T) ∝ 1/
[τrot(T)]
1/2 ≈ 1/[η(T)]1/2. This viscosity behavior is exactly
what it is found experimentally by Straley for 10 crude oils with
more than 4.7% asphaltenes.35
Figure 9. (a) Theoretical variations of the transverse (T2) and
longitudinal (T1) relaxation times with the rotational correlation time
τrot, given by eqs 7 and 8. (b) Theoretical variations of the transverse
(1/T2) and longitudinal (1/T1) relaxation rates with the Larmor
frequency (MHz), given by eqs 7 and 8. (c) Theoretical trans-
formations showing how the nonlinear scaling T2 → √T2 induces the
anomalous relation D ∝ √T2 in the presence of asphaltene.
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The second step consists in the consideration of the
diﬀusion-editing PGSE sequence probing the translational
diﬀusion D in the micrometer range because of the long
diﬀusion delay of Δ = 30 ms. On this large length scale, the
relation between the translational diﬀusion and the viscosity is
given by D = kT/(6πRη), where R is the average molecular size.
However, the viscosity dependence of D observed for 10 crude
oils with more than 4.7% asphaltenes is much weaker.35
The third step consists of using a multi-scale approach for
connecting the local 1D behavior law, T2 ∝1/√η, on the
nanometer length scale and the 3D behavior law, D ∝ 1/η, on
the micrometer length scales. On the basis of the physical
arguments presented above, this approach leads to the
nonlinear behavior law D ∝ √T2 observed for small T2 values
in Figures 6 and 7 providing the nonlinear scaling trans-
formation T2(∝1/η) → √T2(∝1/√η), representing the
change of the local dimensionality in the hydrocarbon diﬀusion
because of the asphaltene clusters. A convincing element of this
hypothesis, at least from a mathematical point of view, is given
in the graphical diagram displayed in Figure 9c. This diagram
shows how the nonlinear scaling T2 → √T2, represented in
both logarithmic and linear plots in the ﬁrst quadrant, leads to a
nonlinear relation D ∝ √T2 for a crude oil with asphaltene (in
the third quadrant). The dashed arrows in Figure 9c represent
schematically the two ways of transforming the diﬀerent scales
to achieve the diﬀerent relations between D and T2.
From a physical point of view, the main eﬀect of such a
nonlinear scaling is to aﬀect diﬀerently the local molecular
dynamics (rotation and translation) of the hydrocarbons in
relation to their chain lengths. This agrees with the
observations on panels a and b of Figure 2 of highly skewed
distributions of hydrocarbon chain lengths and T1 values in the
presence of a crude oil with asphaltene. On the contrary, we
observed a much narrower T1 distribution without asphaltene.
12
The key point of this interpretation is that the local dynamics of
the long hydrocarbons is mainly inﬂuenced by the presence of
the asphaltene clusters. The dynamics observed on much larger
length scales, through the diﬀusion, are less aﬀected by the T2
scaling. This scaling argument demonstrates that the short-time
dynamics sensed by the T2 measurement are fundamentally
diﬀerent from the long-time diﬀusive dynamics sensed by the
spin−echo diﬀusion-constant measurement. A crucial point is
that this dynamical heterogeneity is caused by the high
concentration of asphaltene clusters.
3.3. Two-Dimensional NMR Measurements during
Drainage Experiments. We examined the saturation of
each ﬂuid during drainage of a mixture of petroleum ﬂuids in a
sandstone rock. We present in Figure 10 the D−T2 correlation
spectra obtained after ILT of a conﬁned brine−crude oil
mixture. We achieve a good signal-to-noise ratio (SNR ≥ 150)
for reducing the artifacts in the ILT. In fact, these spectra
correspond to two successive steps of a drainage process. The
rock is initially fully saturated with brine. Then, oil is
progressively injected using steady-state conditions to reach a
given saturation. We immediately notice that the brine and oil
data are clearly separated on the basis of their individual
diﬀusion coeﬃcient values. The brine data clearly show an
independence of D and T2 proving the water-wet condition of
the sandstone rock. We estimate the ﬂuid saturations using
these D−T2 results by a localized integration procedure. For
instance, in Figure 10a, we obtain a brine saturation of 59.4%
with our NMR method, 58.2% with the injected volumes, and
54.8% with the recovered volumes. In Figure 10b, we obtain on
the same system and some steps later a brine saturation of
22.9% using this NMR method, 22.6% with the injected
volumes, and 20.2% with the recovered volumes. The latter
saturation state is characteristic of the so-called “water-
irreducible-saturation state (Swi)”. The small diﬀerences
among these volumes, approximately 2−3% (0.25−0.37 cm3),
are due to errors during volume measurements in the
experimental setting. Here again, the continuous dashed line
shows the anomalous behavior D ∝ √T2 (panels a and b of
Figure 10) appearing for small T2 values, corresponding to long
length hydrocarbon chains.
3.4. Two-Dimensional NMR Measurements during
Imbibition Experiments. We present in Figure 11a the D−
T2 correlation spectra obtained after ILT of a conﬁned brine/
crude oil/mud ﬁltrate mixture at two successive steps of an
imbibition process. The sample is initially in the ﬁnal state of
Figure 10b with a brine saturation of 22.9% and an oil
saturation of 77.1%. Then, oil-based ﬁltrate is progressively
injected under steady-state conditions. We notice that the
brine, oil, and ﬁltrate data are clearly separated on the basis of
their individual diﬀusion coeﬃcient values. For instance, in
Figure 11a, we still obtain a brine saturation of 22.7% with our
NMR method, while we ﬁnd 22.6% with the injected volumes.
Similarly, oil saturation is 52.7% with NMR and 50.1% with the
injected volume. The saturation of ﬁltrate is 24.6% with NMR
and 27.3% with injected volume. In Figure 11b, some steps
later, we still obtain a brine saturation of 23.0% using the NMR
method. The oil saturation decreases to 17.2%, and the ﬁltrate
saturation increases to 59.8%. Last, the dashed lines for crude
oil show the anomalous behavior D ∝ √T2 (panels a and b of
Figure 11) appearing for small T2 values, corresponding to long
length hydrocarbon chains. However, for the brine, one now
Figure 10. D−T2 correlation spectra of crude oil (9% asphaltene)/
brine mixtures conﬁned in sandstone pores at diﬀerent steps of a
drainage process: (a) brine saturation of 59.4% and oil saturation of
40.6% and (b) brine saturation of 22.9% and oil saturation of 77.1%.
We have shown the diﬀerent relationships between D and T2 for the
brine and crude oil by dashed lines.
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observes a linear relationship D ∝ T2 expected for a
homogeneous ﬂuid.
This last ﬁgure represents the key result of our study because
we succeeded to ﬁnd the two diﬀerent behaviors (D ∝ √T2)
for the crude oil with asphaltene and (D ∝ T2) for the mud
ﬁltrate that can be separated at two successive steps of the
imbibition process. We also checked that the brine response is
still preserved in the irreducible state Swi = 22.7% when the
injection of the mud ﬁltrate increased. Moreover, one also
observes the normal behavior (D ≈ Cte) of a water-wet liquid.
This 2D NMR correlation spectrum (D, T2) where one can
follow the individual saturations and dynamics of the three
conﬁned ﬂuid continuously during drainage and imbibition
experiments in a petroleum porous rock provides new
opportunities in petroleum characterization.
4. CONCLUSION
Multi-dimensional low-ﬁeld nuclear magnetic relaxation meas-
urements have proven useful for probing the individual
dynamics and saturations of brine/crude oil/mud ﬁltrate
mixtures in bulk and conﬁnement. We have shown that the
diﬀerences in the T2 values are not suﬃcient for separating the
brine, crude oil, and mud ﬁltrate peaks in a mixture in the case
of almost equal volume repartition of these petroleum ﬂuids.
However, we have shown that this separation is quantitatively
possible when using 2D NMR D−T2 correlation spectra.
However to interpret the 2D NMR D−T2 data, diﬀerent
techniques have been used for characterizing the crude oils in
the presence of asphaltene. ESR has probed quantitatively the
paramagnetic vanadyl VO2+ ions and organic radicals trapped in
the used crude oils with and without asphaltene. Size-exclusion
microchromatography with high-resolution inductively coupled
plasma mass spectrometric detection has demonstrated the
trapping of MP by asphaltene nanoaggregates. These two
techniques have shown that 2/3 of VO
2+ are trapped in MP
embedded within asphaltene nanoaggregates, while 1/3 stayed
in the bulk solution. Standard GC and GPC have measured the
distribution of chain lengths of the studied crude oil on a very
large range of carbon numbers. NMRD of the logarithmic
average longitudinal relaxation rates ⟨1/T1⟩ has allowed for the
probing of the dynamics of the small hydrocarbon chains at the
surface of asphaltene nanoaggregates.
We succeeded in probing quantitatively the individual
dynamics and saturations of the petroleum ﬂuid mixtures
during imbibition−drainage experiments in a sandstone rock.
We have observed in the case of a crude oil with asphaltene the
anomalous relationships, D ∝ √T2, for short T2 (long
hydrocarbon chains) and a leveling oﬀ, D ≈ Cte, for long T2
(short hydrocarbon chains). We proposed an interpretation of
this anomalous relationship D ∝ √T2 on the basis of a
nonlinear scaling T2 → √T2, aﬀecting mainly the local
dynamics of the long hydrocarbon chains. A theoretical
model has justiﬁed this scaling approach by reproducing quite
well the observed viscosity dependencies of both T1 and T2 at
various Larmor frequencies. The leveling oﬀ D ≈ Cte of this
relationship for large T2 values is new and has been explained in
terms of a mutual interaction and surface dynamics of the short
hydrocarbon chains and asphaltene nanoaggregates. We have
shown the persistence of these relationships at various
temperatures and pressures. This is a promising result because
it gives important chemical information from a physical 2D
NMR technique that can be used down-hole.
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a b s t r a c t
We propose using a set of non-invasive multiscale NMR techniques for probing the structure and dynam-
ics of bulk and confined crude oils with and without asphaltene. High field NMR spectroscopy identifies
the proton species. 2D NMR DOSY spectra for bulk crude oils in presence or absence of asphaltene favor an
interpretation of two populations of hydrocarbon aliphatic chains in two environments. In the presence
of asphaltene, an analysis of the distributions of longitudinal relaxation time, T1, in terms of a bimodal
log-normal distribution, confirms the two environments clearly evidenced by varying the Larmor fre-
quency. The remarkable features of the nuclear magnetic relaxation dispersion (NMRD) of h1/T1i for bulk
and confined crude oils with and without asphaltene have been interpreted with an original model of
intermittent surface dynamics of proton species at proximity of the surface of asphaltene nanoaggregates
and bulk dynamics in between the clusters of these nanoaggregates.
 2013 Elsevier Inc. All rights reserved.
1. Introduction
How to study the structure and dynamics of crude oils? The
question is difficult due to the very complex structure of these nat-
ural fluids containing several thousands of chemical species
including hydrocarbons that come with a large range of structures
and molecular sizes. Several analytical techniques are usually re-
quired for the analysis of their chemical structures such as chroma-
tography [1] and mass spectroscopy [2]. However, standard gas
chromatography (GC) is limited to molecules with less than 30 car-
bons. Mass spectroscopy is an invasive technique that suffers from
the difficulty of ionizing all the different classes of molecules. This
makes the quantitative analysis difficult. Another difficulty comes
from the presence of asphaltene molecules that are responsible for
plugging the pores of reservoirs and catalytic networks [3]. These
polar molecules represent a solubility class defined as the n-al-
kane-insoluble and toluene-soluble fraction of petroleum. They
are composed of a high degree of polynuclear aromatic rings that
have alkyl side chains and incorporate heteroatoms (such as O, N
and S). The tendency of asphaltenes to self-aggregate distinguishes
them from other oil constituents. For instance, asphaltene aggrega-
tion is the cause of complex effects occurring in oil viscosity,
adsorption at solid surfaces, precipitation, fluid rheology and emul-
sion stability. Recent X-ray (SAXS) and neutron (SANS) small angle
scattering studies [4] have shown that asphaltenes form discoidal
nanoaggregates of total radius 3.2 nm and a height of 0.67 nm as
well as macroaggregates of 7.2 nm for radius of gyration.
Here, we propose using a set of non-invasive multiscale 1D and
2D NMR spectroscopies, 2D diffusion ordered spectroscopy (DOSY)
[5] and NMRD technique [6,7] for probing the structure and
dynamics of bulk and confined crude oils with and without asphal-
tene. The NMRD data have been interpreted with an original model
of intermittent surface dynamics of proton species at close proxim-
ity of asphaltene nanoaggregates and bulk dynamics in between
the clusters of these nanoaggregates.
2. Materials
The crude oil used was supplied by Total (EP, France). All the
samples were exposed to the air, so they lost their volatile compo-
nents and are all in stable configurations. Four different kinds of
samples were prepared. The first sample is a bulk crude oil with
9% (weight) of asphaltene, a viscosity g = 25 cp and a density
qoil = 0.85 g/cm
3 at 25 C. The second sample is a bulk sample pre-
pared by the usual method of precipitation in n-pentane and evap-
oration of this compound to retrieve the remaining crude oil
without asphaltene. The third sample is similar to the first one
but is confined in the pores of a sandstone rock. The fourth sample
is reformed by recombination of oil with the non desasphalted res-
idue and initial distillate of the first sample. The different samples
were placed in 10 mm or 5 mm sealed NMR tubes and measured at
atmospheric pressure and controlled room temperature.
3. Experimental results and data processing
The High field 1D 1H NMR spectra, performed on a Bruker
Avance II 300 Micro bay with a probe 1H with Z gradient coil, are
1387-1811/$ - see front matter  2013 Elsevier Inc. All rights reserved.
http://dx.doi.org/10.1016/j.micromeso.2013.02.037
⇑ Corresponding author. Tel.: +33 1 69 33 47 39.
E-mail address: jean-pierre.korb@polytechnique.fr (J.-P. Korb).
Microporous and Mesoporous Materials 178 (2013) 23–26
Contents lists available at SciVerse ScienceDirect
Microporous and Mesoporous Materials
journal homepage: www.elsevier .com/locate /micromeso
shown in Fig. 1a. We add a small amount of per-deuterated toluene
solvent to lock the spectrometer for field stability. A zoom on the
aliphatic range is shown in the inset of Fig. 1a showing the J-cou-
pling doublets of 12 and 9 Hz for the CH2 and CH3 peaks, respec-
tively. A ratio of 2.07 between the intensities of these groups
gives a length of hydrocarbon chains present that could be as-
signed to octane (C8H18). However the two doublets reveal an indi-
rect coupling with CH groups as found in isooctane molecules. We
compare in Fig. 1b the 1H NMR spectra of bulk crude oil with and
without asphaltene and found a ratio of intensities which corre-
sponds to the amount of 9% of asphaltene found from the analytical
technique based on precipitation on pentane. One notes a narrow-
ing of the aliphatic peaks and a decrease of the small peak at
1.17 ppm in the absence of asphaltene.
TheDOSY technique correlates a resolved 1H chemical shift spec-
trum with a diffusion distribution of the molecular mixture [5].
DOSY was achieved with the improved diffusion ordered 2D
sequence using stimulated echoes, longitudinal eddy current delay,
and bipolar pulsed field gradients. Diffusion delay was set to 20 ms
and the gradient has been increased in 64 steps between 2% and 95%
of maximum intensity. We have displayed on the same scale and
intensity the DOSY experiments with (Fig. 2a) and without
(Fig. 2b) asphaltene.Weonly observeDOSYpeaks on the 1Haliphatic
range. In the presence of asphaltene, this experiment allows identi-
fying two populations of hydrocarbons characterized by transla-
tional diffusion coefficients for CH2 and CH3 groups separated by a
factor 2.64 and 3.0, respectively (Fig. 2a). This shows that both
groups, that are more or less constraints, belong to the same hydro-
carbon chain. In the absence of asphaltene, this separation factor is
reduced to 1.25 for CH2 and 1.5 for CH3 peaks. This distribution
merging, as seen on the projection along the D-axis (Fig. 2b), thus
evidences a single ‘‘bulk population’’. In conclusion, two different
dynamical processes exist, in the presence of asphaltene, at proxim-
ity of surfaces and in between asphaltene nanoaggregates.
We perform proton nuclear magnetic relaxation dispersion
(NMRD) on a fast-field cycling spectrometer from Stelar s.r.l., Mede,
Italy. All samples were introduced into sealed 10 mm-diameter
standard NMR tubes. We show in Fig. 3, the distributions of T1 at
various Larmor frequencies obtained by inverse Laplace transform
of the longitudinal magnetization decays of bulk crude oil
(9% asphaltene). We have analyzed these distributions in terms
of a bimodal log-normal distribution whose parameters evolve
with the Larmor frequency (Fig. 3). We note a large frequency shift
of these distributions towards short T1 at low Larmor frequency
typical of a dynamical surface effect. The same analysis in the ab-
sence of asphaltene reveals only a monomodal log-normal distri-
bution and almost no frequency dependence. This is typical of a
bulk dynamical effect. The remarkable features of the NMRD pro-
files of the log-average proton spin–lattice relaxation rates h1/
T1(xI)i obtained for the four samples of bulk and confined crude
oils with and without asphaltene displayed in Fig. 4 confirm some
previous results [7]. However, we succeed in fitting all these NMRD
profiles with an original model outlined below.
4. Theoretical model and discussion
Consider proton spins I = 1/2 belonging to hydrocarbon chain of
average size, hdoili, in a given crude oil fluid of uniform density g
which diffuse at proximity of the asphaltene nanoaggregates and
macroaggregates in the presence of a constant magnetic field B0.
We consider also the presence of a very small quantity of fixed
paramagnetic species (VO2+ or stable radicals) of spins, S = 1/2, uni-
formly distributed within aromatic parts of asphaltene nanoaggre-
gates with a surface density rS. The large macroaggregate radius of
about 7.2 nm found by SAXS and SANS[4] implies a very slow rota-
tional motion of these species constituted by several nanoaggre-
gates. Based on all the previous results described above, we
consider two hydrocarbon populations. The first and dominant
population is represented by the bulk hydrocarbons that stay in
between the asphaltene macroaggregates separated by about
50 nm in the presence of 9% asphaltene. The second, smaller, pop-
ulation is represented by the hydrocarbons transiently present at
proximity of asphaltene nanoaggregates. Due to the presence of
paramagnetic species, there is no ambiguity about the relaxation
mechanism which is the intermolecular dipolar relaxation process
between fixed S and mobile I spins diffusing at close proximity to
these surfaces. The reduced dimensionality for the diffusion of
hydrocarbons at proximity of the surface of slowly rotating asphal-
tene nanoaggregates enhances dramatically the reencounter prob-
ability between I and S spins. This 2D diffusion maintains the
pairwise I–S dipolar correlations at long times and yields a loga-
rithmic or bilogarithmic behavior of the 1H NMRD profiles at low
frequency (Fig. 4) [8]. If the molecular exchange between the solid
and liquid phases is sufficiently fast compared to their respective
individual proton relaxation times, a single log-average spin–
lattice relaxation rate h1/T1,oil(xI)i exists given by a linear combi-
nation of bulk and surface contributions:
Fig. 1. (a) 1H NMR spectrum realized at 300 MHz of crude oil with 9% asphaltene. A zoom on the aliphatic range is shown in the inset. (b) Comparison of the NMR spectrum at
300 MHz of crude oil with and without asphaltene.
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This expression is valid when the Larmor frequencyxI/2p is lar-
ger than the dipolar frequency xd/2p  25 kHz. Here qoil = 0.85 g/
cm3 is the density of the crude oil, hdoili = 0.655 nm is the average
hydrocarbon molecular size at the principal mode of the 1/T1 dis-
tribution. The gyromagnetic ratio of the electron, cS, is much larger
than that of the proton, cI (cS = 658.21cI) and the angular electronic
Larmor frequency xS = 658.21xI. 1/T1,bulk is the frequency inde-
pendent relaxation rate due to bulk dynamics of hydrocarbons in
between macroaggregates. Sp,NMR = SpF is an NMR-based specific
surface area of the asphaltene nanoaggregates. When xI <xd the
cross-relaxation becomes very efficient and is only limited by the
transfer of dipolar energy (spin diffusion). The observed plateau
for NMRD profiles of proton oil liquid below xd is thus characteris-
tic of the quasi-rigid lattice limit of the solid proton in the nanoag-
gregates. Then Eq. (1) simplifies to a constant value
 1=T1;oilðxI ¼ xdÞ
 
[8].
This analysis thus probes the 2D diffusion correlation time
sm  8 ns and the time of residence ss (>>sm) for the hydrocarbons
transiently present at the surface of the asphaltene nanoaggre-
gates, whose values are indicated in Fig. 4. For bulk sample with
9% asphaltene, the value found, ss = 1 ls, can give an average ra-
dius, r2D  [4Dsurfss]
1/2 explored by the 2D diffusion of hydrocar-
bons at proximity of the surface of the asphaltene
nanoaggregates. Here Dsurf represents the surface diffusion coeffi-
cient that is certainly lower than the bulk diffusion coefficient
Dbulk = kBTss/(3pghdoili). In order to find a value of r2D  3.9 nm in
good agreement with the average size of asphaltene nanoaggre-
gates found from SAXS and SANS experiments [4], we need to have
Dsurf/Dbulk  . 1/3 as shown in the DOSY experiments. Such a reduc-
tion factor takes into account the mutual effects of the shapes of
hydrocarbon chains and the potential interaction with the surface.
For bulk sample with 0% asphaltene, the asphaltene macroaggre-
gates disappear and even the nanoaggregates become very rare.
The fast value found for ss = 30 ns explains the quasi frequency
independence of the NMRD profile (Fig. 4). Eq. (1) gives results
equivalent to the usual fast hydrocarbon reorientational intramo-
lecular relaxation process for all the hydrocarbons. For crude oil
with asphaltene confined in sandstone rock, the NMRD profile
looks quite similar to that of the bulk except for the enhancement
of the absolute value of the profile. Last, the signal to noise ratio of
the reformed sample (inset of Fig. 4) is increased due to the





























Fig. 3. 1D T1 distributions of crude oil with 9% asphaltene measured at different
frequencies labeled on the figure. The continuous lines represent the best fits
obtained with a bimodal log-normal distributions.
Fig. 4. The measured logarithmic average proton spin–lattice relaxation rate
constants h1/T1(s
1)i as a function of the proton Larmor frequency for the different
crude oil samples labeled in the figure. The continuous lines are the best fits
obtained with Eq. (1) and the model of Section 4.
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chemical preparation and the comparison with our theoretical
model is even improved.
5. Conclusion
We have presented a multiscale NMRmethod for estimating the
complex structure and multi-dynamics of proton species in bulk
and confined crude oils with and without asphaltene. The 2D DOSY
spectroscopy favored an interpretation of two populations of
hydrocarbon chains moving in different environments. The de-
tailed analysis of the distributions of longitudinal relaxation time,
T1, measured at variable magnetic fields by the nuclear magnetic
relaxation dispersion technique (NMRD) confirms the interpreta-
tion of DOSY spectra. The remarkable features of the logarithmic
average h1/T1i for bulk and confined crude oils with and without
asphaltene have been interpreted in terms of an original model
of different processes of intermittent surface dynamics of proton
species at proximity of the surface of asphaltene nanoaggregates
and bulk dynamics in between the clusters of these
nanoaggregates.
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Probing Structure and Dynamics of Bulk and Conﬁned Crude Oils by
Multiscale NMR Spectroscopy, Diﬀusometry, and Relaxometry
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ABSTRACT: We propose using a set of noninvasive multiscale NMR techniques for
probing the structure and dynamics of bulk and conﬁned crude oils with and without
asphaltene. High-ﬁeld 1D 1H and 13C NMR spectroscopies evidence the proton species
and the amount of asphaltene and give an average chain length for the hydrocarbon
aliphatic chains. Two-dimensional 1H diﬀusion-ordered NMR spectroscopy (DOSY)
spectra allow us to identify two populations of hydrocarbons characterized by two
distributions of translational diﬀusion coeﬃcients in the presence of asphaltene and a single
one without asphaltene. A detailed analysis of the distributions of longitudinal, T1,
relaxation times measured at diﬀerent magnetic ﬁelds is proposed in terms of highly skewed
bimodal (or monomodal) log-normal distributions, conﬁrming the two environments in
the presence of asphaltene and a single one without asphaltene. We show that these
distributions are similar to the gas and gel permeation chromatography distributions, thus
showing a connection of the hydrocarbon dynamics with their chain lengths. The
remarkable observed features of the nuclear magnetic relaxation dispersion (NMRD)
proﬁles of <1/T1> for bulk and conﬁned crude oils with and without asphaltene are interpreted with an original relaxation model
of intermittent surface dynamics of proton species at the proximity of asphaltene nanoaggregates and bulk dynamics in between
clusters of these nanoaggregates. This allows us to probe the 2D translational diﬀusion correlation time and the time of residence
of hydrocarbons in the proximity of the asphaltene nanoaggregates. Provided that the diﬀusion of the hydrocarbons close to the
asphaltene nanoaggregates is three times smaller than the bulk diﬀusion, as the DOSY experiments show, this time of residence
gives an average radius of exploration for the 2D hydrocarbon diﬀusion, r2D ≈ 3.9 nm, of the same order of magnitude as the
aggregate sizes found by J. Eyssautier with SAXS and SANS in asphaltene solutions and by O. C. Mullins with the observation of
gravitational gradients of asphaltenes in oilﬁeld reservoirs.
I. INTRODUCTION
Crude oils are among the most complex existing natural ﬂuids.
They contain several thousands of chemical species including
hydrocarbons that come with a large range of structures and
molecular sizes. Several analytical techniques are usually
required for the analysis of their complex chemical structures
such as chromatography1 and mass spectroscopy.2 However,
standard gas chromatography (GC) is limited to molecules
with fewer than 30 carbons, while gel permeation chromatog-
raphy (GPC) extends the analysis of much larger carbon chain
lengths. Mass spectroscopy is an invasive technique that suﬀers
from the diﬃculty of ionizing all of the diﬀerent classes of
molecules. This makes the quantitative analysis diﬃcult.
Another diﬃculty comes from the presence of asphaltene
molecules that are responsible for plugging the pores of
reservoirs and catalytic networks.3 These polar molecules
represent a solubility class deﬁned as the n-alkane insoluble and
toluene-soluble fraction of petroleum. They are composed of a
high degree of polynuclear aromatic rings that have alkyl side
chains and incorporate heteroatoms (such as O, N, and S). The
tendency of asphaltenes to self-aggregate distinguishes them
from other oil constituents. For instance, asphaltene
aggregation is the cause of complex eﬀects occurring in oil
viscosity, adsorption at solid surfaces, precipitation, ﬂuid
rheology, and emulsion stability. Recent X-ray (SAXS) and
neutron (SANS) small-angle scattering studies4 in asphaltene
solutions have shown that asphaltenes form discoidal nano-
aggregates of total radius 3.2 nm with 30% polydispersity and a
height of 6.7 Å and a radius of gyration ∼7 nm for the
macroaggregates. J. Eyssautier has also shown that the SAXS
spectra are comparable for asphaltene diluted in maltenes, and
the radii of gyration of the macro aggregates become smaller
around 4 nm and decrease at high temperature.5 However, the
size of the asphaltene macroaggregates can vary depending on
the type of oil and asphaltenes and method used to measure
them. For instance, O. C. Mullins has recently shown that the
radius of such macroaggregates was found to be 2.6 nm for oils
in reservoirs.6 Several attempts were made to study the
structure of crude oils by high-ﬁeld NMR spectroscopy.7−10
However, the complete assignments of the diﬀerent peaks
become quite impossible for such a complex ﬂuid. Low-ﬁeld 1D
and 2D NMR relaxometry and diﬀusometry were successfully
used for studying the molecular dynamics of petroleum
ﬂuids.11−13 These methods are even very useful in logging
applications.14 Nuclear magnetic relaxation dispersion
(NMRD) studies of spin−lattice relaxation time T1 at variable
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magnetic ﬁelds15 oﬀer a variety of opportunities for character-
izing the molecular dynamics of water and oils in conﬁned
environments such as calibrated glass beads,16 granular
packings,17,18 and petroleum rocks.19 This technique has
recently probed the reality of asphaltene aggregation in crude
oils.20 However, a quantitative analysis of the NMRD
dispersion proﬁles in the presence or absence of asphaltene
has still not been proposed.
Here we propose multiscale 1D and 2D NMR spectroscopy,
diﬀusometry, and relaxometry for probing the structure and
dynamics of bulk and conﬁned crude oils with and without
asphaltene. High-ﬁeld 1D 1H and 13C NMR spectra evidence
the proton species, give an average chain length for the
hydrocarbon aliphatic chains, and conﬁrm the amount of
asphaltene. The comparison of 1H diﬀusion ordered spectros-
copy (DOSY) spectra,21,22 with and without asphaltene, allows
us to identify two populations of hydrocarbons characterized by
two distributions of translational diﬀusion coeﬃcients. Standard
GC and GPC report a highly skewed distribution of moles of
hydrocarbon chain lengths that we ﬁt by a probability density
function (pdf) built as a bimodal log-normal distribution. We
show that the shapes of the distribution of longitudinal
relaxation times, T1, at low magnetic ﬁelds obtained by an
inverse Laplace transform method (ILT)23,24 on bulk crude oil
with asphaltene, at low ﬁelds, are similar to the GC and GPC
distributions. This shows that the molecular dynamics of the
hydrocarbon chains, sensed by the T1 measurements, is
correlated to the chain lengths. However, our primary
measurement for probing the proton species dynamics is the
magnetic ﬁeld dependence or relaxation dispersion of the
proton spin−lattice relaxation rate constant 1/T1 (NMRD15).
We propose a detailed analysis of the distribution of
longitudinal relaxation time, T1, measured at variable magnetic
ﬁelds, conﬁrming the bimodal log-normal distribution in the
presence of asphaltene and a monomodal log-normal
distribution in the absence of asphaltene. The remarkable
features of the NMRD proﬁles of 1/T1 for bulk and conﬁned
crude oils, with and without asphaltene, support an original
interpretation in terms of coupled solid/liquid relaxation and
surface diﬀusion in the proximity of asphaltene nanoaggregates,
within clusters of such nanoaggregates (macroaggregates) and
in between these macroaggregates. This allows probing the 2D
translational diﬀusion correlation time as well as the time of
residence of the hydrocarbons at the proximity of asphaltene
nanoaggregates. Provided that the diﬀusion of the hydro-
carbons close to the surface of asphaltene nanoaggregates is
three times less than the bulk diﬀusion, as the DOSY
experiments show, this time of residence measured at 25 °C,
gives an average radius of 2D diﬀusion exploration r2D ≈ 3.9 nm
of the same order of magnitude of the sizes of asphaltene
aggregates previously found by SAXS and SANS in asphaltene
solutions4 and with the cluster sizes recently obtained, at higher
temperatures, by the observations of gravitational gradients of
asphaltenes in oilﬁeld reservoirs.6
II. EXPERIMENTAL SECTION AND DATA TREATMENT
1. Materials. The crude oil used in this study was supplied
by Total (EP, France). All of the samples were exposed to the
air, so they lost their volatile components. In consequence, they
were all in stable conﬁgurations. The standard petroleum
industry protocol was used for analyzing the studied crude oil.
The SARA analysis reveals a composition of saturates 40.3%
(wt), aromatics 44.0% (wt), resins 6.7% (wt), and asphaltenes
9.0% (wt), respectively. Four diﬀerent kinds of samples were
prepared.
Sample 1: This is a bulk crude oil where the analysis reveals
9% (weight) of asphaltene, a viscosity η = 25 cP, and a density
ρoil = 0.85 g/cm
3 at 25 °C.
Sample 2: This is a bulk sample prepared with the usual
microdistillation to remove the weak fraction of oil. The
distillation residue is precipitated in n-pentane. The latter is
evaporated away to retrieve the remaining crude oil without
asphaltene. The ﬁnal evaporation of n-pentane under nitrogen
ﬂux, after ﬁltration of asphaltenes, has been controlled by
successive weights up to stabilization of the mass of maltenes.
The GC analysis of the desasphaltene residue, after this
evaporation under nitrogen ﬂux and the diﬀerent operations,
evidences that the residual n-pentane represents <1% (wt) of
the distilled desasphalted residue. Because of the low quantity
obtained for sample 2, it has not been possible to evaluate its
viscosity. However, the measurement of 1/T1 ∝ η, at high
frequency, shows clearly that its viscosity is lower than the one
of sample 1.
Sample 3: This is the same crude oil as that used in sample 1
but conﬁned within the pores of a well-characterized sandstone
rock. The average porosity and permeability are 22.75% and
2.5D, respectively. The rock contains <5% of clays, 0.13% of
iron (Fe), and a few ppm of Mn. X-ray μCT shows that there is
a homogeneous pore size distribution centered on 25 μm.25
Sample 4: This is a reformed bulk sample prepared by a
recombination of oil from the non-deasphalted residue of
sample 1 (reference) after the ﬁrst step of microdistillation and
adding the initial non-deasphalted distillate of sample 1.
The diﬀerent samples were placed in 10 or 5 mm sealed
NMR tubes and measured at atmospheric pressure and
controlled room temperature.
2. 1D and 2D NMR Spectroscopy. 1D 1H NMR
Spectrum. The 1D 1H NMR spectrum of crude oil with 9%
asphaltene (sample 1) performed on a Bruker Avance II 300
micro bay with a probe 1H with Z gradient coil is shown in
Figure 1a. A small amount of perdeuterated toluene solvent has
been added to lock the spectrometer for ﬁeld stability and
homogeneity. The small single peak at 2.2 and doublet at 7.3
ppm are unambiguously due to the few protonated toluenes.
We have measured the 1D 1H NMR spectrum without adding
the toluene and observed the weak and large peaks of other
aromatic protons. The spectral features between 0.5 and 1.9
ppm come from the aliphatic protons. We report in the inset of
Figure 1a a zoom on the aliphatic part of the spectrum with the
relative ratio of intensities of the CH2 groups relatively to the
ones of CH3 at 0.9 ppm. This ratio is proportional to the
relative number of protons, giving indications on the length of
hydrocarbon chains present here. If one does not consider the
small and broad peak present between 1.12 and 1.17 ppm, then
one ﬁnds a ratio of 2.07 (inset of Figure 1a) that could be
assigned to octane (C8H18) of size 0.655 nm in linear
conﬁguration. Moreover, one notes in this aliphatic range two
doublets due to J couplings of 9 and 12 Hz for the CH3 and
CH2 groups, respectively. These doublets are indicative of
indirect spin−spin couplings of CH3 or CH2 protons with a
close CH proton via bonding electrons. A possible example
could be due to isooctane molecule. We compare in Figure 1b
the 1H NMR spectra of bulk crude oil with (sample 1) and
without (sample 2) asphaltene and found a ratio ∼0.097 of
intensities between the small peak around (1.12 to 1.17 ppm)
and the sum of the other two well -resolved aliphatic peaks.
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Such a ratio almost corresponds to the amount of 9% of
asphaltene found from chemical analysis. The main diﬀerence
of the two spectra displayed in Figure 1b consists of the
narrowing of the two main aliphatic peaks and the net decrease
in the small peak around 1.17 ppm. Such a narrowing could be
due to the quasi-absence of asphaltene macro- and nano-
aggregates, thus enhancing the rotational dynamics of the
hydrocarbons.
1D 13C NMR Spectrum. 13C NMR spectrum is divided into
two main domains: aliphatic (5−60 ppm) and aromatic (100−
160 ppm) carbons. Previous 13C NMR spectra have been done
for measuring the relative amount of nonprotonated and
protonated carbon in the aromatic region of the spectrum
where the asphaltene is supposed to stand.26 Here we are
interested only in evidencing a signiﬁcative diﬀerence between
the amount of all 13C in crude oil with and without asphaltene.
For that purpose, we perform on a Bruker Avance 600 NMR
spectrometer the 1D 13C NMR spectrum of crude oil with 9%
asphaltene (sample 1) using a spectral width of 160 ppm
(Figure 2a). Similarly, we show in Figure 2b the 1D 13C NMR
spectrum of crude oil without asphaltene (sample 2). One
notes in both cases a septuplet (inset of Figure 2b), around 20
ppm, corresponding to the coupling to the methyl group of the
perdeuterated toluene. The comparison of intensities of all 13C
on both spectra relative to the intensity 1 of the septuplet
shows an increase of 11.4% on sample 1 relative to sample 2.
This percentage is in the same range as those (9%) found by a
chemical analysis.
3. Standard Gas Chromatography and Gel Perme-
ation Chromatography. The standard GC is very well suited
to analyze low viscosity oils (here 25 cP) that contain only
negligible quantity of large molecules. We show in Figure 3 GC
data of sample 1 reporting the percentage of moles of
hydrocarbons up to molecules with 30 carbons in either linear
or isomeric conﬁgurations. The GPC data are also plotted in
Figure 3 for extending the range of chain lengths up to C300.
In that case, Figure 3 includes the contribution of asphaltenes.
To clarify the Figure, we have omitted the data between C75
and C300, representing only 1.37%. The observed highly
skewed distribution of carbon number or chain length is typical
of a log-normal distribution. However, a pdf built as a bimodal
log-normal distribution is needed to ﬁt the data of Figure 3:
Figure 1. (a) 1H NMR spectrum at 300 MHz of crude oil with 9%
asphaltene. A small amount of deuterated toluene d8 has been added to
facilitate the assignments. CH3 and CH2 peaks are clearly assigned at
0.9 and 1.3 ppm, respectively. A ratio of 2.07 from the integration of
CH2 peaks is shown relatively to the CH3 peaks at 0.9 ppm. A zoom of
the aliphatic range is shown in the inset, where one clearly sees the J-
coupling doublets of 12 and 9 Hz for the CH2 and CH3 peaks. (b)
Comparison of the NMR spectrum at 300 MHz of crude oil with and
without asphaltene.
Figure 2. 13C NMR spectrum of crude oil at 600 MHz with 9%
asphaltene (a) and 0% asphaltene (b). In the inset, we show the
septuplet, around 20 ppm, due to the coupling of the 13C with the
three methyl deuterons. In both Figures, the intensities of total
carbons are indicated relatively to the ones of the septuplet.
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where Ci, μi, and σi are the dimensionless weighting
concentration, the mean, and the standard deviation,
respectively. The pdf f(x) is normalized such as: ∫ min(x)max(x)f(x)
dx = C1 + C2. The parameters extracted from the best ﬁts of the
data obtained with eq 1 are given in Table 1. We also give in
Table 1 the ith mode deﬁned as eμi−σi
2
, which corresponds to the
variable x (here the carbon number) of global maximum of
each individual pdf. We ﬁnd that the ﬁrst one has a mode
corresponding to (C7, C8) and represents 18.2% (in mole %) of
the hydrocarbons. The second one has a mode corresponding
to (C16) and represents 81.8% (in mol %) of the hydrocarbons.
4. 2D DOSY 1H NMR. DOSY is a 2D NMR method that
correlates the translational diﬀusion coeﬃcient, D, with a
resolved 1H spectrum. The method is well-documented21,22
and allows chemical resolution and identiﬁcation of mobility of
the diﬀerent constituents in a mixture. The data shown in
Figure 4a−c have been obtained on a Bruker Avance 300 MHz
with a 5 mm DUL probe equipped with a Z gradient coil of
53.5 G/cm. We used the improved diﬀusion-ordered 2D
sequence using stimulated echoes, longitudinal eddy current
delay, and bipolar pulsed ﬁeld gradients. The measurement
involves the acquisition of a series of 64 FID echoes by varying
the bipolar gradient strength in 64 steps from 2 to 95% of
maximum intensity. Diﬀusion delay and recycle time between
each acquisition are set to 20 ms and 5 s, respectively. The size
of the data is 16k points in the acquisition dimension. For the
processing software, we used the Topspin software of Bruker.
Even though diﬀusion measurements are recorded as 2D data,
they are basically a set of 1D spectrum with 16k*64 complex
data. The processing starts by a classical Fourier transform in
the acquisition domain, with zero ﬁlling of SI(F2) = 16k and
Figure 3. Standard gas chromatography (GC) of the bulk crude oil
(9% asphaltene) reporting the percentage of moles of hydrocarbons up
to molecules with 30 carbon atoms in either linear or isomeric forms.
The gel permeation chromatography (GPC) data are also plotted for
including the contribution of asphaltenes. The omitted data on the
Figure between C75 and C300 represents only 1.37%. The continuous
line is the best ﬁt obtained with a superposition of two log-normal
distributions (eq 1) whose parameters are described in Table 1.
Table 1. Parameters Extracted from Equation 1 of the GC
and GPC Data Shown in Figure 3a
parameters GC and GPC data mode i
C1 18.2%
corresponds to C8σ1 0.15
μ1 2.30
C2 81.8%
corresponds to C16σ2 0.52
μ2 2.86
Figure 4. Two-dimensional DOSY NMR spectrum that correlates the
1H NMR spectrum at 300 MHz and the distributions of translational
diﬀusion coeﬃcients obtained through a pulsed ﬁeld gradient spin
echo method with bipolar pulsed gradients. Results obtained on
sample 1 at 294 (a) and 313 K (b) and at 294 K for sample 2 (c). We
show in the inset of panel a the log-normal analysis of the projected D
distribution whose parameters are described in Table 2.
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SI(F1) = 1k and phase corrections in the F2 dimension. To
obtain the DOSY spectrum, we ﬁt all of the columns of the F2
transformed spectrum independently using a multiexponential
Levenberg−Marquardt algorithm. The horizontal axis repre-
sents chemical shifts in ppm, and the vertical axis (linear scale)
represents the diﬀusion coeﬃcients in units of 10−10 m2/s.
We show DOSY results on sample 1 at two temperatures in
Figure 4a,b and the corresponding DOSY spectrum on sample
2 at room temperature in Figure 4c. We have displayed on the
same scale and intensity the DOSY experiments with (Figure
4a,b) and without (Figure 4c) asphaltene. The projections of
the 1H spectrum and the distribution of the translational
diﬀusion coeﬃcients D are also shown in these Figures. We
only observe DOSY peaks on the 1H aliphatic range. No
diﬀusion coeﬃcients are measured for aromatic protons close
to 7 ppm. In the case of asphaltene solutions, this latter
observation was in favor of the continental model of
asphaltenes, where aromatic cores are highly substituted.9,10
In the presence of asphaltene, this experiment allows us to
identify two populations of hydrocarbons characterized by
distributions of translational diﬀusion coeﬃcients for CH2 and
CH3 groups separated by a factor 2.64 and 3.0, respectively
(Figure 4a). This shows that both groups, which are more or
less constraints, belong to the same hydrocarbon aliphatic
chain. Because of the large variety of hydrocarbons present in
crude oil, one observes at 294 K two well-separated
distributions of translational diﬀusion coeﬃcients of intensities
35 and 65% centered on (0.65 and 1.9) × 10−10 m2/s,
respectively (Figure 4a). One observes a shift of the two
distributions to higher values of D ((1.5 and 3.1) × 10−10 m2/s)
when increasing the temperature to 313 K. This is expected for
an activated dynamical process. The structure of the spectrum
at the higher temperature, even with broader distributions, is
basically preserved, which rules out any local disentanglement
of some local crystallization.
In the absence of asphaltene, the separation factor is reduced
to 1.25 for CH2 and 1.5 for CH3 DOSY peaks. This distribution
merging, as seen on the projection along the D axis (Figure 4c),
thus evidences a single population. It seems that the slowest
diﬀusion distribution almost disappears or at least merges to the
fast one.
On the basis of the connection previously observed between
diﬀusion and GC distributions in crude oils,13 we will analyze
the projected diﬀusion distributions of Figure 4a. We show in
the inset of Figure 4a the best ﬁts obtained with eq 1 either
with a monomodal log-normal or a bimodal log-normal
distribution of the two projected distributions of the transla-
tional diﬀusion coeﬃcients D. The parameters extracted from
this ﬁt are given in Table 2. We also give in Table 2 the values
of the modes corresponding to the variable D of global
maximum of each individual pdf. For the low diﬀusion peak
representing 35% of the hydrocarbons, we ﬁnd a unique pdf
with a mode at D = 0.63 × 10−10 m2/s. For the higher diﬀusion
peak, we ﬁnd a bimodal pdf whose ﬁrst mode stands at D =
1.77 × 10−10 m2/s, representing 6.5% of the hydrocarbons. The
second mode stands at D = 1.85 × 10−10 m2/s, representing
58.5% of the hydrocarbons.
On a diﬀusion delay of Δ = 20 ms and with the diﬀusion
coeﬃcient found by these DOSY experiments, the translational
diﬀusion is suﬃciently fast for visiting all of the macro-
aggregates because the length of diﬀusion lD = (6DΔ)
1/2 ≈ 5
μm is much larger than the average distance, ∼50 nm, between
two macroaggregates for an average concentration of 9% of
asphaltene. The general shapes and the percentages of the
modes of these projected diﬀusion distributions are in good
agreement with the chain lengths distributions found from GC
and GPC (Figure 3). So, all of the features displayed in Figure
4a could be consistent with two populations of hydrocarbons
characterized by two distributions of diﬀusion coeﬃcients. The
slowest diﬀusion distribution could be due to a small
proportion of small hydrocarbons interacting with the
asphaltene nanoaggregates. The fastest diﬀusion distribution
could be due to a larger proportion of hydrocarbons moving in
between the asphaltene macroaggregates.
5. Nuclear Magnetic Relaxation Dispersion. Basically,
proton NMR relaxation is a stimulated (nonspontaneous)
phenomenon driven by the coupling of the proton spins to the
magnetic noise induced by molecular motions (translation,
rotation, exchange, etc.). Varying the magnetic ﬁeld changes the
proton angular Larmor frequency ωI and thus allows us to
explore the time scales of the magnetic ﬂuctuations (noise) to
which the longitudinal nuclear spin relaxation 1/T1 is sensitive.
For diﬀusive liquids, NMRD also gives a rich source of
dynamical information over a large range of length and time
scales, from localized and fast motions at large frequency to
delocalized and slow motions at low frequency. Furthermore,
the magnetic-ﬁeld dependence of the spin−lattice relaxation
rate, 1/T1, provides a good test of the theories that relate the
measurement to the microdynamical behavior of the ﬂuid. This
is potentially true in complex ﬂuid such as crude oil, where the
eﬀect of reduced dimensionality may force more frequent
reencounters of proton-spin bearing hydrocarbons either with
paramagnetic species or with proton-surface groups on
asphaltene nanoaggregates. These reencounters alter the
correlation functions that directly govern the relaxation
equation. Another important aspect here is the eﬀect of the
large distribution of chain lengths that will be at the origin of a
large distribution of relaxation times.
We perform proton NMRD on a fast-ﬁeld cycling
spectrometer from Stelar s.r.l., Mede, Italy. All samples were
introduced into sealed 10 mm-diameter standard NMR tubes.
In the prepolarized mode (PP), the proton nuclear magnet-
ization originally at thermal equilibrium is oriented toward the
external steady polarized magnetic ﬁeld (typically 0.5T) to
achieve the initial value: Mz
pol (20 MHz). The external ﬁeld is
then instantaneously decreased (in ∼3 ms) to an evolution
magnetic ﬁeld chosen in the range from 0.25 mT to 0.5 T in
which the longitudinal magnetization Mz(τ) relaxes to achieve
the equilibrium value Mz
eq(ωI) in the chosen angular frequency
ωI; then, the magnetic ﬁeld is ﬁxed to 0.25T in which a classical
free induced longitudinal magnetization decay measurement is
then achieved by applying a π/2 pulse. Such a fast ﬁeld cycling
sequence is very well-documented.15 The temperature was ﬁxed
Table 2. Parameters Extracted from Equation 1 of the
Projected DOSY Data Shown in Figure 4a
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at 298 K. The experiment was repeated over a large range of
proton Larmor frequencies ωI/2π (10 kHz to 15 MHz) to
obtain the complete dispersion proﬁle of the longitudinal spin−
lattice relaxation rate R1(ωI) = 1/T1(ωI). The non-pre-
polarized mode (NP) is applied when the frequency is larger
than 8 MHz. Here the longitudinal magnetization progressively
reaches the equilibrium value. As multiple environments are
sampled, the longitudinal magnetization evolves nonexponen-
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In eq 2a,b, f(T1) represents the distribution of spin−lattice
relaxation times that will be found by using our own inversed
Laplace transform method (ILT) and ε(t) represents the
random noise.
T1 Distribution Obtained at Variable Larmor Frequencies.
We show in Figure 5a−d some examples of the large
distributions f(T1) found for bulk sample 1 at four diﬀerent
Larmor frequencies. Although the observed distribution reveals
the distribution of hydrocarbons, we need two pdf’s for ﬁtting
the data. The continuous lines in Figure 5a−d represent the
best ﬁts obtained with eq 1 with the extracted parameters given
in Table 3. We also give in Table 3 the modes that correspond
to the variable T1 of global maximum of both individual pdf’s.
For instance, at 10 kHz, the ﬁrst pdf has a mode T1,mode‑1(10
kHz) = 63.0 ms representing 21.0% of the hydrocarbons, while
the second pdf has a mode T1,mode‑2(10 kHz) = 33.8 ms
representing 79.0% of the hydrocarbons. These percentages are
quite similar to the ones obtained from GC and GPC data
(Figure 3). This proves that the hydrocarbon dynamics are
correlated with the chain lengths. When increasing the Larmor
frequency to 0.94 and 4.25 MHz, the modes of the ﬁrst pdf
increase progressively to 119.5 and 125.0 ms, with a proportion
also increasing progressively to 43.4 and 89.9%, respectively.
The modes of the second pdf decrease progressively to 49.4
and 17.7 ms, with a proportion decreasing also progressively to
56.6 and 10.1%, respectively. At 15 MHz, a ﬁt is even achieved
with a single log-normal distribution with a single mode at
113.0 ms. We have repeated the same procedure for 30 Larmor
frequencies logarithmically equally spaced between 10 kHz and
15 MHz, and the results generalize the bimodal pdf
distributions shown in Figure 5 that evolve signiﬁcantly with
the frequency. So, at low frequency the proportion of the
second mode (C2), at short T1, dominates in comparison with
the ﬁrst mode (C1) for large T1. When the frequency increases,
the situation changes progressively. The proportion of the ﬁrst
mode (C1) increases, while the one of the second mode (C2)
decreases up to a point where a single mono-log-normal pdf
can ﬁt the data at large frequency. So there are two relaxation
processes in the presence of asphaltene in sample 1.
To elucidate more precisely the origin of these two relaxation
processes, we compare the eﬀect of asphaltenes on the
distributions f(T1) of sample 1 and sample 2 at 10 kHz
(Figure 6a) and 15 MHz (Figure 6b). Similarly, we compare
the eﬀect of the conﬁnement on the distributions f(T1) of
sample 1 and sample 3 at 10 kHz (Figure 6c) and 15 MHz
(Figure 6d). All of these Figures are plotted on similar axes to
facilitate the comparisons. Basically, there are neither signiﬁcant
Figure 5. One-dimensional T1 distributions obtained by ILT of the
longitudinal magnetization decays of sample 1 measured at diﬀerent
frequencies labeled in the Figure. The continuous lines are the best ﬁts
obtained with a superposition of two log-normal distributions for 10
kHz (a), 0.94 MHz (b), and 4.25 MHz (c) and a single log-normal
distribution for 15 MHz (d), respectively, whose parameters are
described in Table 3.
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asphaltene nor conﬁnement eﬀects at 15 MHz (Figure 6b,d).
At 15 MHz, the distributions f(T1) of samples 1, 2, and 3 have
been ﬁtted with a single log-normal pdf centered around an
average mode T1 ≈ 112 ms (Table 4). This conﬁrms some
previous results of Zielinski et al. on other crude oils without
asphaltene.20 The quantitative comparisons on the values of the
proportions of the two modes in the T1 distributions at low
frequency (Figure 6a,c and Table 4) are now quite similar to
the ones found from GC, GPC, and DOSY distributions as well
as the previous ones found from GC and T2 in other crude
oils.13
All of the observations and ﬁts described above and displayed
in Figures 5 and 6 are compatible with a superposition of
intramolecular and intermolecular contributions in the
Table 3. Parameters Extracted from Equation 1 of the Bulk 9% T1 Data Shown in Figure 5
parameters T1 at 10 kHz
mode (ms)
10 kHz T1 at 0.94 MHz
mode (ms)
0.94 MHz T1 at 4.25 MHz
mode (ms)










113.0σ1 0.409 0.463 0.73 1.03






17.7σ2 0.853 0.78 1.08
μ2 −2.66 −2.40 −2.87
Figure 6. Comparisons of the 1D T1 distributions obtained by ILT of the longitudinal magnetization decays of crude oil measured under diﬀerent
conditions (frequency, asphaltene percentage, bulk, and conﬁnement in rocks). All data are reported on the same range of T1 values to facilitate the
comparison. (a) 10 kHz for 0 and 9% asphaltene. (b) 15 MHz for 0 and 9% asphaltene. (c) 10 kHz for 9% asphaltene in bulk and in conﬁnement.
(d) 15 MHz for 9% asphaltene in bulk and in conﬁnement. The continuous lines are the best ﬁts obtained with a superposition of either two or one
log-normal distributions whose parameters are reported in Table4.
Table 4. Parameters from Equation 1 of the T1 Data Shown in Figure 6a−d
parameters



























90.4σ1 1.09 1.05 0.74 1.06
μ1 −0.97 −0.92 −2.81 −1.28
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longitudinal relaxation rates within this complex ﬂuid. The
intramolecular contribution that does not depend on frequency
is representative of a fast reorientational relaxation process of
individual hydrocarbons in bulk. The intermolecular contribu-
tion that depends on the Larmor frequency is mediated by the
slow translational diﬀusion of the hydrocarbon protons in
proximity of the paramagnetic species embedded within
asphaltene nanoaggregates.
NMRD Proﬁles of <1/T1>. We show in Figure 7 the
measured logarithmic average proton spin−lattice relaxation
rate constants <1/T1 (s
−1)> as a function of the magnetic ﬁeld
plotted as the proton Larmor frequency for crude oil with
samples 1−3 and sample 4 (reformed sample). We remind that
the log-mean average <1/T1 (s
−1)> is deﬁned as:
∑ω ω⟨ ⟩ = −
=







where f i is the ith value of the discretized f(T1) distribution at
angular frequency ωI. Of course there are other possibilities to
deﬁne an average on these highly skewed f(T1) distributions.
For instance, the median or the mode described above. Because
of the extracted parameters values given in Table 3 and the
noise level of the experiments there are no large diﬀerences
between all of these diﬀerent averages. The observed NMRD
proﬁles shown in Figure 7 exhibit very diﬀerent behaviors: from
highly dispersed behaviors for samples 1, 3, and 4 (with
asphaltene) to almost no frequency dependence for sample 2
(without asphaltene). One also notes a plateau for these
NMRD proﬁles below 25 kHz. We repeat a large number of
times the experiments to check the reality of these plateau.
These striking diﬀerent behaviors have been recently observed
for other crude oils,20 but a complete interpretation has not
been proposed so far. One of the main issues of this study is
thus to propose an interpretation of these NMRD proﬁles on
the basis of an original theoretical model described below.
III. THEORY AND DISCUSSION OF NMRD DATA IN
BULK AND CONFINED CRUDE OILS IN PRESENCE
OF ASPHALTENE
We ﬁrst aim at interpreting theoretically the NMRD experi-
ments of the log-mean average <1/T1(ωI)> of Figure 7 for bulk
crude oil with asphaltene (sample 1). For each frequency, the
log-mean values of <1/T1(ωI)> stay very close to the ones
obtained for the mode of the dominant log-normal distribution.
We saw in Figure 3 that the dominant carbon number for the
hydrocarbons corresponds to octane C8. This means a chain
length δoil ≈ 0.655 nm. Although we have observed highly
skewed distributions f(T1) (Figures 5 and 6), the NMRD
proﬁles <1/T1(ωI)> follow the frequency dependence of a
T1(ωI) value close to the maximum of the distribution
f(T1(ωI)), which means that we can restrict our theoretical
approach to a given hydrocarbon of average size δoil for the
interpretation of the data of Figure 7.
1. Model. For samples 1, 3, and 4, the quasi-logarithmic
behavior of the 1H NMRD data at low frequency (Figure 7)
strongly suggests the hypothesis of a reduced dimensionality,16
maintaining at long time (low frequency) the pairwise dipolar
correlation between the moving proton-spin bearing hydro-
carbons and some immobile paramagnetic species uniformly
distributed within aromatic parts of oblate asphaltene nano-
aggregates. Usually, in crude oils, these paramagnetic species
are embedded in metal-porphyrine (MP) compounds or
correspond to stable radicals. Recent combined liquid
chromatography proﬁles coupled to a mass spectrometer with
an ICP detector technique were used for evidencing the
trapping of MP by asphaltene aggregates.27 In particular,
extensive overlapping with sulfur proﬁles was observed for a
part of vanadium and all nickel proﬁles on signiﬁcant time
scales, thus suggesting that these MP compounds are
interlocked with the polar parts of asphaltene aggregates in
solution.27 Even if the concentration of vanadium could be very
low, the localization of this paramagnetic species trapped in MP
within the abundant asphaltene nanoaggregates (here 9 wt %)
could drastically enhance their local concentration at the origin
of the heteronuclear nuclear magnetic relaxation NMRD
proﬁle.
In the presence of asphaltene, the dispersion of the NMRD
at low ﬁeld also requires a very slow rotational motion of the
macroaggregates constituted by several oblate nanoaggregates.
Otherwise, the rotation averages out all of the heteronuclear
dipole−dipole interactions, and the dispersion disappears. In
fact, the radius of ∼7.2 nm found by recent SAXS and SANS
studies for such macroaggegates on asphaltene−toluene
mixtures4 fulﬁlls such a slow rotational assumption. However,
the size of the macroaggregates can vary depending on the type
of oil and asphaltenes and method used to measure them. For
instance, the radius of such macroaggregates was found to be
2.6 nm for oils in reservoirs.6 One can estimate the rotational
correlation time τrot for such a macroaggregate of hydro-
dynamic radius rH with the Stokes−Einstein relation: τrot =
4πrH
3 η/(3kBT). This gives at 25 °C: τrot = 11.1 and 0.60 μs for
rH = 7.2 and 2.6 nm, respectively. Moreover, because of the
fractal shape of the asphaltene macroaggregtes,4,5,28 the value of
τrot could even increase, which facilitates our hypothesis. We
will see in Section III.3 that the 2D translational correlation
time τm in the proximity of the asphaltene nanoaggregates will
be on the order of τm ≈ 8 ns, which is much shorter than τrot,
thus justifying our hypothesis.
The schematic diagram of Figure 8 could describe the
transient local geometry and anisotropic dynamics that are
suﬃcient to account for the quasi-2D features implied by the
observed bilogarithmic magnetic ﬁeld dependence of <1/
T1(ωI)>. Moreover, with the high asphaltene concentration 9%
(wt) of sample 1, clusters of several asphaltene nanoaggregates
exist (Figure 8), thus creating some voids or cavities, allowing a
drastic enhancement of the local concentrations of MP and
paramagnetic species as well. This enhances in consequence the
Figure 7. Measured logarithmic average proton spin−lattice relaxation
rate constants <1/T1 (s
−1)> as a function of the magnetic ﬁeld plotted
as the proton Larmor frequency for crude oil for samples 1−4.
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probability of reencounters between proton hydrocarbons and
paramagnetic species, not necessarily in ﬁrst neighbor, for
maintaining the pairwise dipolar correlations for a much longer
time and thus causing the dispersion of NMRD at low
frequency. The fractal character of these macroaggregates,
evidenced by conductivity28 and SAXS4 measurements, favors
the presence of such cavities. The plateau observed in the 2D
NMR D−T2 spin correlation spectra of samples 1 and 3, for
long T2, gives another evidence that hydrocarbons with small
chains can transiently wet the asphaltene nanoaggregates.29
Consider proton spins I = 1/2 belonging to hydrocarbon
chain of average size, δoil, in a given crude oil ﬂuid of uniform
density ρoil that diﬀuse in the proximity of the asphaltene
nanoaggregates and macroaggregates in the presence of a
constant magnetic ﬁeld, B0 (Figure 8). We also consider the
presence of a very small quantity of ﬁxed paramagnetic species
of spins, S, uniformly distributed within the polar parts of these
nanoaggregates with a surface density σs. On the basis of all of
the previous results described above, we consider two
hydrocarbon populations. The ﬁrst and dominant population
is represented by the bulk hydrocarbons that stay in between
the macroaggregates (Figure 8). Recent SAXS and SANS
studies have shown that these macroaggregates stick up to 10 to
12 asphaltene molecules in a fractal network.4 The second and
small population is represented by the hydrocarbons transiently
present within the asphaltene macroaggregates. The aniso-
tropical translational dynamics of these hydrocarbons is highly
inﬂuenced by the presence of these nanoaggregates. For sure, in
the absence of asphaltene (sample 2), only the ﬁrst population
remains. Because the magnetic moment of the paramagnetic
species is large (γS = 658.21γI), there is no ambiguity about the
relaxation mechanism for the diﬀusing proton spins, I, which is
the intermolecular dipolar relaxation process induced by ﬁxed
spins, S, and modulated by the translational diﬀusion of the
mobile spins, I, in close proximity to these surfaces.
2. Relaxation Equations. In the following, we present a
self-contained outline of the basic hypothesis and equations of
the model needed for interpreting the NMRD data. Apart from
the speciﬁcities of the crude oils studied, most of the details of
the relaxation equations can be found elsewhere.16
(i) Basically, when considering the nuclear relaxation of a
proton-liquid diﬀusing in the proximity of a solid surface, there
are coupled relaxation equations for the solid and liquid
magnetizations. The return to equilibrium of either solid or
liquid proton spin magnetization is thus a bilinear combination
of exponentials with the rate constants for slow (R1,slow) and
fast (R1,fast) components given by:
30
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Here 1/T1,s and 1/T1,oil(ωI) are the spin−lattice relaxation rate
constants associated with solid protons attached to the
asphaltene nanoaggregates and oil-protons, respectively. k is
the dipolar cross-relaxation rate from the oil protons to the
solid proton species in the vicinity of the surface of asphaltene
nanoaggregates, and F is the ratio of the solid-proton
magnetization to the liquid-proton magnetization at equili-
brium: F = ms
eq/mw
eq ≪ 1.
(ii) In most applications of ﬁeld cycling experiments, the
rapidly decaying component Rfast of the biexponential decay is
not detected because of instrumental limitations, and the slowly
decaying component Rslow dominates the observations. More-
over, for the surface liquid, the intermolecular dipole−dipole
interaction couples the oil spin relaxation to that of the solid
(asphaltene) and the magnetic ﬁeld dependence of the
immobilized solid spin system. From a theoretical point of
view, the system reaches a long correlation time limit typical of
the rigid-lattice limit 1/ωd ≈ 6.4 μs when the Larmor frequency
is lower than the dipolar frequency ωd/2π ≈ 25 kHz and for k
≪ 1/T1,s, 1/T1,oil, |1/T1,oil − 1/T1,s|, and F ≪ 1. The cross-
relaxation becomes very eﬃcient (k/F≫ k) and is only limited
by the transfer of dipolar energy (spin diﬀusion): Rslow (ωI <
ωd) ≈ 1/T1,s + k/F, where one has by continuity 1/T1,s ≈ 1/
T1,oil (ωI = ωd). The observed plateau below ωd is thus
characteristic of the quasi-rigid lattice limit of the solid proton
in the nanoaggregates. The absolute value of such a plateau is
thus indicative of the speciﬁc surface area at the solid−liquid
interface. The molecular exchange between the surface and bulk
liquid phases is suﬃciently fast compared with their respective
individual proton relaxation times that a single 1/T1,oil(ωI)












I1,oil 1,bulk 1,surf (5)
In eq 5, NS/N represents the ratio of the number NS of oil
molecules transiently present in the proximity of the solid
surface of asphaltene nanoaggregates over the total number, N,
of exchangeable oil molecules in the sample. One can express
such a ratio as NS/N = δoil ρoil Sp,NMR, where Sp,NMR = SpF is an
NMR-based speciﬁc surface area31 of the asphaltene nano-
Figure 8. Schematic diagram describing the relaxation model used to
ﬁt the NMRD proﬁle of crude oil with asphaltene. The shapes and
sizes of asphaltene nanoaggregates and macroaggregates are inspired
from ref 4. The dashed lines displayed on top describe the 2D
translational diﬀusion of hydrocarbons at the surface of asphaltene
nanoaggregates. The curved arrow (bottom) describes the slow
rotational dynamics of asphaltene macroaggregates. The two
populations of hydrocarbons transiently moving in the proximity of
the surface of oblate nanoaggregates in the macroaggregates and in the
bulk are also reported in the Figure.
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aggregates that appears to be directly proportional to F ≪ 1
and the real speciﬁc surface area Sp of the asphaltene
nanoaggregates.
(iii) The spin−lattice relaxation rate 1/T1,oil(ωI) for the
conﬁned proton-liquid has a bilogarithmic frequency depend-
ence16,31 that comes unambiguously from the 2D diﬀusion of
the oil molecules in the proximity of asphaltene nanoaggregate
surface modulating the dipole−dipole interaction between the
proton species and the paramagnetic species ﬁxed within the
polar part of the asphaltene nanoaggregates. The presence of
heteroatoms like sulfur and nitrogen with lone pairs of
electrons can induce van der Waals interactions that can
polarize the hydrocarbon chains in the proximity of the polar
and aromatic part of the asphaltene nanoaggregates. This weak
and dispersive interaction can create a surface layer of
hydrocarbons in the proximity of the oblate asphaltene
nanoaggregates that could explain the lateral diﬀusion of
hydrocarbons. This layer also favors the stabilization of crude
oil asphaltenes in apolar alkanes solvents.32,33 On the contrary,
in the frequency range studied, the spin−lattice relaxation rate
for the solid protons 1/T1,s does not depend on the
frequency,31 and the bulk relaxation rate 1/T1,bulk is
frequency-independent.34
Taking all of these considerations into account, we ﬁnd that
the following theoretical analytical expression of 1/T1,oil when
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Here σs is the surface density of paramagnetic impurities within
the nanoaggregates. ρoil is the density of the crude oil, and δoil is
the average hydrocarbon molecular size at the peak of the
distribution. The electronic spin, S, depends on the nature of
the paramagnetic species and can be identiﬁed by electronic
spin resonance (ESR) spectrum. Because the gyromagnetic
ratio of the electron, γS, is much larger than that of the proton,
γI (γS = 658.21γI), the electronic Larmor frequency is also much
larger than the nuclear one ωS = 658.21ωI. Also, in eq 6, τm is
the correlation time characterizing the 2D diﬀusion of the
proton species in the proximity of surfaces of the asphaltene
nanoaggregates. We also introduce the eﬀects of the ﬁnite time
of residence τs ≫ τm for the mobile proton species in the
proximity of surfaces of nanoaggregates by an exponential
cutoﬀ in the time dependence of the pair correlations between
the mobile proton and the immobile paramagnetic species. The
relaxation rate in the bulk phase, 1/T1,bulk, is caused by the
superposition of fast molecular reorientations and translations
and is independent of frequency in the low-ﬁeld range
studied.34 Last, substituting eq 6 into eq 5 gives the theoretical
expression that we can compare with the experiments in Figure
7.
We have displayed in Figure 9a the theoretical NMRD
proﬁles, 1/T1(ωI) = R1,slow(ωI), calculated with eqs 4 and 6
using typical values corresponding to crude oil with 9%
asphaltene: δoil = 0.655 nm, R1,bulk = 7.2 s
−1, Sp,NMR = 8.6 m
2/g,
F = 0.1, k = 0.1, τm = 8 ns, and increasing values of the surface
correlation time of residence τS from 0.1 to 10 μs. We show in
Figure 9b the corresponding theoretical NMRD proﬁles, 1/
T1(ωI) = R1,slow(ωI), calculated with eqs 4 and 6 using the same
parameters as in Figure 9a but with ﬁxed values of τs = 0.85 μs
and increasing values of the 2D translational surface correlation
time τm from 1 to 10 ns. These theoretical NMRD proﬁles
(Figure 9) thus evidence very diﬀerent eﬀects of these two
correlation times that allow an easy determination from the
experimental data.
3. Results and Comparison with Theory. The
comparison of the magnetic ﬁeld dependencies of the log-
average proton spin−lattice relaxation rates <1/T1(ωI)> for
samples 1−4 with the relaxation eqs 4 and 6 is reported in
Figure 10.
For sample 1 (with 9% asphaltene), we used the following
parameters. The oil density is measured as ρoil = 0.85 g/cm
3 at
25 °C. The average size of hydrocarbon chain corresponding to
the main peak of the distribution f(T1) is chosen as δoil = 0.655
nm. We measured 1/T1,bulk = 7.2 s
−1 at large frequency. In eq 6,
Sp,NMR = SpF ≈ 8.6 m2/g is an NMR-based speciﬁc surface area
of the asphaltene nanoaggregates that appears to be directly
Figure 9. (a) Typical examples of theoretical NMRD calculated with eqs 4 and 6 using typical values corresponding to sample 1: δoil = 0.655 nm,
R1,bulk = 7.2 s
−1, Sp,NMR = 8.6 m
2/g, τm = 8 ns, and increasing values of the surface correlation time of residence τs from 0.1 to 10 μs. (b) Theoretical
NMRD data calculated with eqs 4 and 6 when τs = 0.85 μs and increasing values of the 2D translational surface correlation time τm from 1 to 10 ns.
The inset shows a schematic diagram, inspired by ref 4, of the quasi-2D diﬀusion relaxation model of hydrocarbon protons (I) in the proximity of the
paramagnetic (S) species embedded within the aromatic part of the asphaltene nanoaggregate. The macroaggregate is also schematically represented
as an ensemble of several nanoaggregates.
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proportional to F = 0.1. Considering the nature and quantity of
paramagnetic species, previous ESR spectra have evidenced
diﬀerent paramagnetic species such as VO2+ and stable free
radicals in crude oils with asphaltene.35 The nature of the
paramagnetic VO2+ species can be potentially identiﬁed by the
hyperﬁne interaction between the electron spin S = 1/2
delocalized in the aromatic π orbital and the nucleus of V51 (I =
7/2). Organic free radicals are also present in the fraction of
oils, but their nature is not very well-known due to the
multiplicity of molecular structures that causes the unresolved
ESR single line.36 We restrict our calculation to the case of
highly diluted paramagnetic species where the average distance
between two S spins on the surface, 1/√σs ≈ 2.55 nm, stays on
the order of the average radius of the nanoaggregates. This
assumption gives a paramagnetic species density conform to the
quantitative measurements.37 In eq 4, the dipolar cross-
relaxation rate, k ≈ 0.1, is chosen such that the cross-relaxation
becomes very eﬃcient (k/F ≫ k) when the angular Larmor
frequency becomes smaller than the dipolar frequency ωd/2π ≈
25 kHz. This could explain the crossover to the plateau
observed at low frequency in Figure 10. Finally, we varied the
correlation times and found τm= 8 ns and τs = 0.85 μs
characterizing the 2D diﬀusion of the proton species in the
proximity of the surface of the asphaltene nanoaggregates and
the ﬁnite time of residence τs ≫ τm, respectively. We note by a
dashed arrow in Figure 10 the frequency, 1/(2πτs) = 0.19 MHz,
that is inversely proportional to the time of residence of
hydrocarbons on the asphaltene surfaces. The position of such
a frequency corresponds exactly to the frequency of transition
between the proﬁles coming from the electronic (ωS) and
nuclear (ωI) parts of the spectral densities of eq 6.
One can deﬁne an average distance r2D ≈ [4Dsurfτs]1/2
explored by the diﬀusion of hydrocarbons in the proximity of
the surface of the oblate asphaltene nanoaggregates on a time τs
(≫ τm), where Dsurf is the translational diﬀusion coeﬃcient of
hydrocarbons in the proximity of the asphaltene surfaces. At the
molecular level, we have a similar relation, δoil ≈ [4Dmolτm]1/2,
where Dmol is the molecular translational diﬀusion coeﬃcient
given by the Stokes−Einstein relation. From these two
relations, one has: r2D/δoil ≈ [Dsurfτs/(Dmolτm)]1/2. From the
above NMRD analysis of sample 1 one ﬁnds τs/τm ≈ 106, so
r2D/δoil ≈ 10.3[Dsurf/Dmol]1/2. Now, we have evidenced from
the DOSY experiment in the presence of asphaltene and on a
diﬀerent time and length scales two populations of hydro-
carbons characterized by diﬀusion coeﬃcients that diﬀer by a
factor of three. The ﬁrst population interacts with the
asphaltene interface, and the second is free to diﬀuse in
between the macroaggregates. Provided that the dynamics is
scale invariant, one can thus conserve the relation Dsurf/Dmol ≈
1/3 on the NMRD time and length scales. This reduces the
distance explored by the diﬀusion of hydrocarbons to r2D ≈ 3.9
nm. Although NMR relaxation is not spatially resolved, the
extraction of a time cutoﬀ (τs) in the observed NMRD proﬁles,
for which the dipolar correlation between I and S spins
disappears, introduces a length scale r2D that makes sense.
Moreover, this distance is on the same order as the one, 3.2 nm,
found from SAXS and SANS measurements of average size of
asphaltene nanoaggregates in asphaltene solutions.4 This value
of r2D is also not very far from the one ∼2.6 nm recently
obtained, at higher temperatures for the asphaltene cluster sizes
by observing the gravitational gradients of asphaltenes in
oilﬁeld reservoirs.6
For sample 2 (with 0% asphaltene), the situation is much
more simple. The asphaltene macroaggregates disappear, and
even the nanoaggregates become very rare. Moreover, we show
in Section II.5 and Tables 3 and 4 that one can ﬁt the
distribution f(T1) by a single log-normal distribution that is
independent of the Larmor frequency. The NMRD proﬁle
shown in Figure 10 has almost no frequency dependence with
exception of the typical high-frequency tail and the typical
bump (see the inset of Figure 10) induced by the nuclear
paramagnetic relaxation due to dissolved paramagnetic oxygen
or trapped ions.38,39 This typical NMRD eﬀect thus conﬁrms
the shortening of the relaxation times observed in light crude
oils with long relaxation times.40 This general behavior is typical
of a fast hydrocarbon reorientational intramolecular relaxation
process for all of the hydrocarbons. The continuous line
displayed for sample 2 in Figure 10 has been obtained with a
diﬀerent 1/T1,bulk = 6 s
−1 due to the decrease in viscosity, with
the same τm = 8 ns as sample 1 but with a very short τs = 30 ns
that reﬂects the quasi absence of the 2D diﬀusion. The dashed
arrow in Figure 10 is thus shifted to a much higher frequency
1/(2πτs) = 5.3 MHz. In the limit where τS is on the same order
as, although larger than, τm, the frequency dependence of eq 6
almost disappears and our theoretical 2D model tends to the
usual 3D ones.
For sample 3 (conﬁned crude oil with 9% asphaltene), the
NMRD proﬁle looks similar to the one of sample 1 (Figure 10),
except for the enhancement of the absolute value of the proﬁle.
We succeed to renormalize the data of sample 1 to the one of
sample 3 by an enhancement of just 63% of the speciﬁc surface
area and an increase of τs = 1.25 μs. The dashed arrow in Figure
10 is thus shifted to a lower frequency 1/(2πτs) = 0.13 MHz,
corresponding to the time of residence of hydrocarbons on
both the asphaltene and pore surfaces. We explain the
signiﬁcative enhancement of τs by the presence of Fe
3+
paramagnetic species on the rock-pore surface.
For sample 4 (reformed bulk sample), the NMRD proﬁle
shown in Figure 10 looks similar to the one of sample 1. The
Figure 10. Measured logarithmic average proton spin−lattice
relaxation rate constants <1/T1(s
−1)> as a function of the magnetic
ﬁeld plotted as the proton Larmor frequency for samples 1−4. The
continuous lines are the best ﬁts obtained with eqs 4 and 6 and the
model described in the text. The three arrows represent the respective
values of 1/(2πτs). The inset shows a zoom of the NMRD data of
sample 2 evidencing the small peak around 10 MHz due to the
presence of paramagnetic oxygen or trapped ions.
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small diﬀerence with results of sample 1 is due to some small
losses in the recombination process. The signal-to-noise is even
increased due to the homogenization of the chemical
preparation. This allows us to evidence much more clearly
the presence of a plateau at low ﬁeld that is predicted by the
theory (eqs 4 and 6).
IV. CONCLUSIONS
Multiscale NMR techniques have proven to be useful for
estimating the complex structure and multidynamics of proton
species in bulk and conﬁned crude oils with and without
asphaltene. High-ﬁeld 1D and 2D NMR spectroscopies have
characterized the proton and carbon species of crude oils with
and without asphaltene. 2D DOSY spectra have allowed us to
identify two populations of hydrocarbons, characterized by two
distributions of translational diﬀusion coeﬃcients in the
presence of asphaltene and a single one without asphaltene.
A detailed analysis of the distributions of longitudinal relaxation
time, T1, measured at variable magnetic ﬁelds by the NMRD
technique is proposed in terms of a bimodal log-normal
distribution whose parameters conﬁrm the two environments
evidenced by DOSY spectra. The remarkable features of the
NMRD proﬁles of 1/T1 for bulk and conﬁned crude oils with
and without asphaltene have been interpreted in terms of an
original model of diﬀerent processes of intermittent surface
dynamics of proton species in the proximity of the surface of
asphaltene nanoaggregates and bulk dynamics in between the
clusters of these nanoaggregates. The comparison of our
NMRD data with such a theoretical model has allowed us to
ﬁnd the 2D translational diﬀusion correlation time as well as
the time of residence of the hydrocarbons in the proximity of
the surface of asphaltene nanoaggregates. Provided that the
diﬀusion of the hydrocarbons close to the asphaltene
nanoaggregates is three times smaller than the bulk diﬀusion,
as the DOSY experiments show, this latter time gives an
average radius of exploration for the 2D hydrocarbon diﬀusion,
r2D ≈ 3.9 nm, on the same order of magnitude as the sizes
found by J. Eyssautier with SAXS and SANS in asphaltene
solutions and by O. C. Mullins at higher temperatures by the
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Résumé : 
Nous avons proposé des techniques de RMN à une et deux dimensions pour mesurer quantitativement les saturations 
et dynamiques de différents mélanges de saumure/huile brute/filtrat de boue confinés dans des roches pétrolières. La 
plupart de ces techniques peuvent être utilisées dans les puits. Les échantillons de roches ont été caractérisés par les 
techniques standards de la pétrologie. La résonance paramagnétique électronique (RPE) a mis en évidence les sources 
de relaxation composées d’ions métalliques paramagnétiques de vanadyl (VO2+) et de radicaux libres stables dans des 
huiles brutes avec et sans asphaltène. La micro-chromatographie en exclusion de tailles couplée à la détection par 
spectroscopie de masse en haute résolution a démontré le piégeage de ces ions métalliques dans des composés de type 
« métallo-porphyrine » (MP) inclus dans les nanoagrégats d’asphaltène. Ces deux dernières techniques ont montré 
qu’environ 2/3 des ions VO2+ sont inclus dans les parties polaires de l’asphaltène tandis que 1/3 sont libres en solution. 
L’utilisation jointe des chromatographies en phase  gazeuse (GC) et par perméation de gel  ou d’exclusion stérique 
(GPC) a permis d’étendre considérablement l’étendue spatiale des distributions de longueurs de chaînes des 
hydrocarbures. Les distributions des temps de relaxation transverses et longitudinaux ont la même allure que celle 
obtenues par GC et GPC. Ce qui prouve que la dynamique des hydrocarbures est fortement corrélée à la longueur des 
chaînes. La partie centrale de notre étude a consisté en la proposition de nouvelles séquences de RMN à deux 
dimensions (D-T2) corrélant les distributions des coefficients de diffusion D et les temps de relaxation transverses T2. 
Nous avons appliqué ces séquences (D-T2) pour suivre continument les saturations progressives de fluides pétroliers 
confinés dans des grès poreux en conditions monophasique, diphasique et triphasique à température et pression 
variables. On a pu ainsi suivre continument, pour la première fois, les saturations et les diffusions de ces différents 
fluides au cours d’expériences d’imbibition-drainage dans des grès pétroliers. Finalement, on a confirmé les 
comportements anormaux DT2 pour les T2 courts (longues chaînes d’hydrocarbures) dans le cas des huiles brutes 
avec asphaltène. On a aussi observé un comportement D≈Cte pour les T2 longs (courtes chaînes d’hydrocarbures). Un 
scaling non-linéaire T2→T2 a montré que c’est au niveau de la dynamique moléculaire (de rotation et de translation) 
des hydrocarbures de longues chaînes moléculaires que résident les principaux effets de l’asphaltène. Le comportement 
nouveau D≈Cte a pu être expliqué en termes d’une affinité dynamique transitoire entre les petits hydrocarbures et les 
nanoagrégats d’asphaltène. Ce qui est compatible avec les dépendances bilogarithmiques des variations de la vitesse de 
relaxation longitudinale moyenne avec la fréquence de Larmor que nous avons observées dans le cas des huiles brutes 
avec asphaltène.  
 
Summary 
We propose multidimensional 1D and 2D NMR techniques for probing quantitatively the different saturations and 
dynamics of brine/crude oil/mud-filtrate mixtures confined in a rock-system that could be used potentially down-hole. 
The rock samples and petroleum fluids have been properly characterized by standard petrophysical techniques. 
Electron-spin resonance (ESR) quantitatively measured levels of the metallic paramagnetic vanadyl ions VO2+ and 
organic radicals trapped in the used crude oils with and without asphaltene. Size exclusion microchromatography with 
high-resolution inductively coupled plasma mass spectrometric detection technique has demonstrated the trapping of 
these metallic ions in metallo-porphyrine (MP) embedded in asphaltene nanoaggregates. These two latter techniques 
have shown that around 2/3 of the VO2+ are trapped in MP within asphaltene nanoaggregates while 1/3 stayed in the 
bulk. Standard gas chromatography (GC) and gel permeation chromatography (GPC) have extended the sensitivity to 
the range of the chain length distribution. The resemblance of the distributions of the longitudinal and transverse 
relaxation times with the GC and GPC distributions proved that the dynamics of the hydrocarbons are highly correlated 
with the hydrocarbon chain lengths. The central part of our study is the proposal of new 2D NMR D-T2 correlation 
experiments between the diffusion coefficient D and the transverse relaxation time T2 for probing progressive in situ 
rock saturations in monophasic, biphasic, and triphasic conditions at different temperatures and pressures. At each step 
of the imbibition-drainage of petroleum fluids on a sandstone rock, the characteristic features of these D-T2 correlation 
spectra allow, for the first time, probing the individual saturations and wettability of each confined fluid in the mixture. 
Finally, the anomalous relationship DT2 previously observed has been confirmed at low T2 values for bulk and 
confined crude oils in presence of asphaltene. A non-linear scaling T2→T2 has shown that the asphaltene molecules 
affect mainly the molecular dynamics (rotation and translation) of the long-chain hydrocarbons. The leveling off D≈Ct 
of this relationship for large T2 values is new and has been explained in terms of a mutual interaction and surface 
dynamics of the short hydrocarbon chains and asphaltene nanoaggregates. This result is consistent with the 
bilogarithmic frequency dependence of the nuclear magnetic relaxation dispersion profiles that we observed for the 
same crude oil. 
